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 RESUMO 
Nos últimos anos, em decorrência dos recentes avanços tecnológicos dedicados aos sistemas 
elétricos de potência, verifica-se um crescente monitoramento das redes de distribuição, 
acompanhado da implantação de uma infraestrutura avançada de medição. Funções adicionais 
incorporadas aos medidores de energia tradicionais, associadas à capacidade de comunicação 
de dados em duas vias, caracterizam os chamados medidores inteligentes (smart meters). 
Diante da quantidade de dados potencialmente disponibilizada por esses medidores, há grande 
expectativa em relação ao uso da estimação de estados em sistemas de distribuição e às 
aplicações que podem ser dadas a essa ferramenta, visando à melhora da qualidade da energia 
suprida e à redução dos custos operacionais das distribuidoras de energia elétrica. Nesse 
contexto, esta tese de doutorado apresenta uma abordagem crítica e sistemática do estimador 
de estados de sistemas de distribuição (EESD), e propõe métodos eficientes dedicados a 
funções de gerenciamento desses sistemas, explorando-se a potencialidade dos medidores 
inteligentes e sua instalação em larga escala. Inicialmente, é quantificada a perda de 
informação do EESD devida à agregação das medidas no tempo, tendo em vista a frequência 
de envio dos dados dos medidores à central de gerenciamento. Em seguida, as seguintes 
aplicações do EESD voltadas à supervisão e gerenciamento dos sistemas de distribuição são 
propostas: uma metodologia para detecção e localização de perdas não técnicas por meio da 
análise de erros grosseiros; e uma metodologia para detecção de afundamentos e desequilíbrio 
de tensão. Os resultados obtidos mostram que as soluções apresentadas neste trabalho 
agregam valor às informações fornecidas pelos medidores inteligentes, possibilitando maior 
retorno dos investimentos envolvidos na implantação de uma infraestrutura avançada de 
medição. 
 
Palavras-chave: Estimação de estados, medidores inteligentes, redes inteligentes de energia, 





Nowadays, technological advances dedicated to electric power systems have motivated the 
monitoring of distribution networks by the development of an advanced metering 
infrastructure. New features have been incorporated into the traditional energy meters that, 
when associated with the possibility of two-way data communication, characterize the so-
called smart meters. Given the large amount of available data resulted from this scenario, 
there is an expectation about the use of the state estimation in distribution networks, mainly 
related to the applications that can benefit from this tool, which can improve the quality of the 
energy supplied and reduce the operational costs of distribution utilities. In this context, this 
work presents a critical and systematic investigation of the use of distribution system state 
estimator (DSSE) in some functions of the distribution management system and the large-
scale deployment of smart meters is the basis of the proposed methodologies. Firstly, the loss 
of information of the DSSE caused by the frequency of data communication and the 
measurement aggregation in time is quantified. Then, DSSE applications focusing on the 
supervision and management of the distribution systems are proposed: a methodology to 
detect and locate non-technical losses using bad data analysis; and a methodology to detect 
voltage sags and voltage unbalance. The solutions presented in this work add value to the 
information provided by the smart meters and allow a higher return of the investments in an 
advanced metering infrastructure. 
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1 INTRODUÇÃO 
Os recentes avanços tecnológicos dedicados aos sistemas elétricos de potência 
permitem que os sistemas de distribuição de energia elétrica sejam beneficiados por 
investimentos em uma estrutura supervisionada, visando ao aprimoramento da qualidade e 
confiabilidade do fornecimento de energia, além da redução dos custos operacionais. 
Avançados sistemas de telecomunicações são integrados aos equipamentos de medição e 
monitoramento, permitindo que os dados coletados da rede elétrica sejam transferidos às 
centrais de gerenciamento. Nessas centrais, os dados são processados e diversas funções 
podem ser desempenhadas remotamente, explorando-se métodos apropriados. O uso da 
tecnologia da informação e a automatização de procedimentos são características das 
chamadas redes inteligentes (em inglês, smart grids).  
Como parte desses avanços, novas funções têm sido integradas aos medidores de 
energia tradicionais, que originalmente eram utilizados apenas para fins de faturamento 
mensal, permitindo o acesso a informações adicionais como flutuações de tensão, distorções 
harmônicas e interrupção de energia em tempo real ou quase real [1]. O aumento dessas 
funcionalidades e a possibilidade de comunicação de dados em duas vias agrega maior valor 
aos medidores modernos, denominados medidores inteligentes (em inglês, smart meters). 
Assim, tendo em vista a necessidade de substituição dos atuais medidores eletromecânicos, 
que muitas vezes se encontram no fim de sua vida útil, e as inúmeras aplicações que podem 
ser beneficiadas pelo uso dos medidores inteligentes, o governo brasileiro e as distribuidoras 
de energia elétrica têm incentivado a instalação desses equipamentos [2]. No contexto 
regulatório, por exemplo, a Resolução Normativa n
o
 502/2012, da Agência Nacional de 
Energia Elétrica (ANEEL) [3], dispõe sobre os sistemas de medição de energia elétrica de 
unidades consumidoras em baixa tensão, enquadradas na modalidade tarifária branca – em 
que há variação da tarifa com o dia e o horário de consumo – e prevê funcionalidades 
adicionais àquelas destinadas ao faturamento da energia. 
As funções de supervisão, controle, otimização e gerenciamento de sistemas de 
distribuição são desempenhadas pelo SCADA/DMS (em inglês, Supervisory Control and 
Data Acquisition/Distribution Management System), ou simplesmente DMS [4], que consiste 
em uma tecnologia ainda não implementada amplamente ou em estágio de implementação. 
Muitas empresas têm desenvolvido projetos-piloto para testar e aprimorar esse sistema, 
prevendo seu uso em larga escala [5]. As funções a serem desempenhadas pelo DMS, cuja 
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estrutura funcional é ilustrada na Figura 1.1, são fundamentais para os sistemas de potência 
modernos e para o avanço das redes inteligentes.  
 
Figura 1.1 – Estrutura do DMS. Adaptado de [5]. 
Conforme observado na Figura 1.1, os dados utilizados pelo DMS são obtidos dos 
sistemas AMI, OMS e GIS. Os medidores inteligentes compõem a infraestrutura avançada de 
medição (AMI), por meio da qual uma grande quantidade de dados é coletada e 
posteriormente armazenada e analisada. Os sistemas de informação georreferenciada (GIS) 
são de extrema importância para facilitar a visualização e interpretação das condições dos 
sistemas de distribuição. Os sistemas de gerenciamento de interrupções (OMS) utilizam 
informações do GIS e de ocorrências de interrupções (provenientes de ligações de 
consumidores, dispositivos sentry [6] e, mais recentemente, de medidores inteligentes) para 
permitir a identificação das regiões afetadas e a remoção da falta. 
Em vista da variedade e do volume considerável de dados [7], há grande expectativa 
sobre como utilizá-los e os respectivos benefícios para o gerenciamento dos sistemas de 
distribuição. Nesse contexto, o estimador de estados de sistemas de distribuição (EESD) 
torna-se uma importante ferramenta de supervisão, ainda pouco explorada devido à usual 
insuficiência de medições para tal finalidade. Por conseguinte, o objetivo desta tese de 
doutorado é avaliar de forma crítica e sistemática o uso do EESD e explorar a potencialidade 
dos medidores inteligentes no desenvolvimento de métodos eficientes dedicados a funções do 
DMS, no caso: a) a identificação de locais possivelmente associados a perdas não técnicas 
(PNT); b) a identificação de locais com afundamento de tensão, bem como a localização de 
sua fonte (do inglês, voltage sag source detection); e c) a detecção de desequilíbrio de tensão 
e de suas fontes causadoras.  
Pretende-se, portanto, agregar valor às informações fornecidas pelos medidores 























A distinção entre OMS e DMS não 
é evidente 
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métodos que tragam retorno positivo tanto às distribuidoras de energia quanto aos seus 
consumidores. Como principais contribuições deste trabalho destacam-se: 
 A quantificação da perda de informação do EESD diante das frequências usuais de 
envio de dados pelos medidores inteligentes e do comportamento típico das cargas 
em redes de distribuição; 
 O desenvolvimento de um método de detecção e localização de PNT (furto de 
energia) por meio da análise de erros grosseiros em estimação de estados; 
 A proposta de uma metodologia de estimação de estados baseada em eventos, 
visando à identificação de problemas de qualidade da tensão, em que são 
abordados os afundamentos de tensão causados por variação de grandes cargas 
(por exemplo, partida de motores de indução) e o desequilíbrio de tensão. 
 
Esta tese é dividida como segue. No Capítulo 2, o uso do estimador de estados em 
redes de distribuição e seus principais desafios são discutidos, bem como a formulação 
adotada nas aplicações desenvolvidas é apresentada. O principal objetivo do Capítulo 2 é 
contextualizar o conteúdo dos capítulos seguintes. Peculiaridades dos sistemas de distribuição 
de energia elétrica fazem com que a qualidade dos resultados e as aplicações do estimador de 
estados nesses sistemas sejam distintas daquelas tradicionalmente observadas em sistemas de 
transmissão. O Capítulo 3 avalia o desempenho do EESD, com foco na perda de informação 
resultante das limitações do sistema de medição. Os Capítulos 4 e 5 investigam a aplicação do 
EESD em funções importantes de gerenciamento dos sistemas de distribuição. O Capítulo 4 
propõe uma metodologia de detecção e localização de perdas não técnicas e o Capítulo 5 
apresenta uma metodologia do EESD baseada em eventos e sua aplicação em problemas de 
afundamento e desequilíbrio de tensão. Por fim, as conclusões finais são discutidas no 
Capítulo 6. 
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2 ESTIMAÇÃO DE ESTADOS EM SISTEMAS DE 
DISTRIBUIÇÃO 
Os investimentos em uma infraestrutura avançada de medição têm elevado 
consideravelmente o nível de monitoramento dos sistemas de distribuição. Por um longo 
período, tal monitoramento era realizado apenas na subestação, mas atualmente os dados de 
medição podem ser originários de: (a) medidores instalados na subestação; (b) religadores; (c) 
banco automático de capacitores; (d) inversores associados a sistemas de geração 
fotovoltaicos; (e) medidores inteligentes. Em [8], três classes principais de medidores 
inteligentes são destacadas, conforme mostrado na Figura 2.1: medidores industriais, 
residenciais, e medidores sem o propósito de tarifação (tipicamente mais avançados). 
Observa-se que, com a substituição dos medidores eletromecânicos por medidores eletrônicos 
microprocessados, é possível haver medição altamente especializada mesmo em cargas 
residenciais. 
 
Figura 2.1 – Classes de medição inteligente. Adaptado de [8]. 
Considerando-se o cenário atual, caracterizado pelo aumento da complexidade dos 
sistemas de distribuição, que tradicionalmente possuíam uma estrutura passiva (utilizados 
apenas para conduzir energia elétrica entre o sistema de transmissão e os consumidores) e 
atualmente têm migrado para uma estrutura ativa (com a instalação de geradores pelos 
consumidores), um monitoramento efetivo passa a ser fundamental para o melhor 
gerenciamento desses sistemas. Contudo, conforme [9], embora as distribuidoras de energia 
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possam ter acesso a um grande volume e variedade de dados, ainda não aproveitam 
efetivamente as informações e o conhecimento que eles podem proporcionar. 
Assim, a implementação de ferramentas de estimação de estados para sistemas de 
distribuição surge como uma opção atrativa para auxiliar a análise, o controle e a automação 
desses sistemas, que se encontram em crescente modernização. Consequentemente, estudos 
são necessários para se investigar o potencial de utilização do EESD em funções do DMS. De 
acordo com a estrutura da Figura 2.2, a estimação de estados é uma ferramenta de análise dos 
sistemas de distribuição, podendo ser empregada na automação da subestação e do 
alimentador, e assim auxiliar funções como detecção/localização de faltas, 
detecção/localização de perdas não técnicas, controle de tensão, entre outras funções. 
 
Figura 2.2 – Estrutura dos esquemas de gerenciamento de sistemas de distribuição. 
Em contrapartida aos benefícios proporcionados, vários desafios técnicos estão 
associados à implementação do EESD, conforme discutido na Seção 2.1, os quais diferenciam 
esse estimador do modelo consolidado de estimador de estados de sistemas de transmissão 
(EEST). A Seção 2.2 e a Seção 2.3 apresentam, respectivamente, potenciais aplicações do 
EESD e a formulação do estimador de estados utilizada nas análises realizadas neste trabalho. 
 Principais desafios técnicos 2.1
Os dados de entrada dos estimadores podem ser divididos em dados de medição e 
dados da rede (incluindo topologia e parâmetros dos equipamentos). Os problemas 
relacionados à qualidade desses dados consistem nos principais desafios técnicos associados 
ao uso do EESD, conforme apresentado nas Subseções 2.1.1 e 2.1.2. 
Comunicação 
Observação Análise Controle/ 
Automação 
 Dados de medição; 
 Dados da rede. 
 Estimação de estados; 
 Fluxo de potência; 
 Curto-circuito; 
 Simulador para treino do 
operador; etc. 
Ações de controle/ 




2.1.1 Desafios relacionados à medição 
Com o advento dos medidores inteligentes, é possível obter uma considerável 
variedade de informações da rede. Embora medidas de potência ativa e reativa, energia, 
módulo de tensão, módulo de corrente, etc., possam ser coletadas por esses medidores, nem 
sempre todos esses dados são necessários. É preciso definir quais são os tipos de medidas 
úteis e se todos os valores identificados como úteis podem ser propriamente reportados 
(considerando, por exemplo, possíveis limitações nos sistemas de comunicação). Além dos 
medidores inteligentes, equipamentos como os religadores e reguladores de tensão, instalados 
ao longo do alimentador, podem proporcionar medidas. 
Os dados de medição obtidos desses diversos dispositivos possuem diferentes graus de 
incerteza, resolução, além de serem disponibilizados em intervalos de tempo variados. Na 
Tabela 2.1, Tabela 2.2 e Tabela 2.3 são apresentados valores típicos de incerteza, resolução e 
intervalo de tempo entre medições de diferentes equipamentos [10]-[20].  
Quanto ao intervalo de tempo entre as medições (Tabela 2.3), embora esse valor possa 
ser consideravelmente pequeno (em alguns casos chegando a 1 s), na maioria das vezes os 
dados são coletados a cada 15 min, a exemplo da Alemanha, onde a comunicação em tempo 
real dos medidores inteligentes não é permitida por preocupações com a privacidade do 
consumidor. Uma breve discussão sobre os principais aspectos relacionados à medição em 
sistemas de distribuição é apresentada nas Subseções 2.1.1.1 a 2.1.1.4. 
Tabela 2.1 – Incerteza típica dos equipamentos de medição. 
Medida 
Incerteza do equipamento 
Medidor inteligente Religador Regulador de tensão 
Módulo de tensão 0,1 - 1% 0,2% - 2,5% 0,3% - 1% 
Potência ativa 0,1 - 1% 2% - 5% 1% 
Potência reativa 0,1 - 2% 2% - 5% 1% 
Módulo de corrente 0,1 - 1% 0,1% - 1%
*
 0,3% - 1% 
* Depende da temperatura. 
Tabela 2.2 – Resolução típica dos equipamentos de medição. 
Medida 
Resolução do equipamento 
Medidor inteligente Religador Regulador de tensão 
Módulo de tensão 0,01 V 0,1 kV * 
Potência ativa 0,01 W 1 kW * 
Potência reativa 0,01 Var 1 kVar * 
Módulo de corrente 0,01 A 1 A * 
* Informação não encontrada 
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Tabela 2.3 – Intervalo de tempo entre medições para diferentes equipamentos. 
Equipamento Intervalo de tempo entre medições (programável) 
Medidor inteligente 15 s (imediata) / 10-15 min / 1-2 h 
Religador 5/10/15/30/60 min 
Regulador de tensão 5/10/15/30/60 min 
 
 Incerteza da medição 2.1.1.1
Tipicamente, a incerteza de um sistema de medição inclui as incertezas dos 
transformadores de instrumentação e do medidor. Assumindo-se uma distribuição normal dos 
erros, a incerteza do sistema completo de medição é dada por [21]-[22]: 
222 uTCuTPuMuS   (1) 
sendo uTP a incerteza padrão do transformador de potencial; uTC a incerteza padrão do 
transformador de corrente; uM a incerteza padrão do medidor; e uS a incerteza do sistema 
completo de medição (incerteza combinada). 
 A incerteza padrão, conforme definição do Comitê Conjunto para Guias em 
Metrologia [22], é a incerteza do resultado de uma medição expressa como um desvio padrão. 
Neste trabalho, utiliza-se o conceito de incerteza expandida, U, descrita como o intervalo em 
torno do resultado de uma medição com o qual se espera abranger uma grande fração dos 
valores que podem ser atribuídos ao mensurando (grandeza medida) [22]. Para tanto, a 
incerteza combinada do sistema de medição, uS, é multiplicada por um fator de abrangência, 
κ, conforme segue: 
uSU    (2) 
em que κ é usualmente definido como um número entre 2 e 3 (abrangendo um intervalo com 
nível de confiança de aproximadamente 95% e 99%) [22]. Nas análises apresentadas nos 
capítulos adiante, o termo incerteza refere-se ao máximo erro esperado do mensurando, ou 
seja, à incerteza expandida. 
Em geral, as distribuidoras estão interessadas em usar medidores inteligentes de baixa 
incerteza, visando obter um faturamento mais exato e reduzir as perdas na arrecadação. Da 
mesma forma, os consumidores e demais acessantes das redes de distribuição têm interesse 
em uma medição de energia e de demanda mais exata, que possibilite a apuração justa dos 
valores devidos ou de eventual receita. De acordo com [21], por exemplo, para uma tarifa de 
US$ 0,03/kWh, uma carga de 10 MW, e um sistema de medição com incerteza de 0,292% 
(Classe 0,2 de medição e 0,15% de incerteza dos transformadores de instrumentação), o custo 
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do erro de medição é de US$ 7.661,87 por ano. Se a incerteza do medidor é reduzida para 
0,1%, os custos diminuem para US$ 6.163,21, ou seja, US$ 1.498,66 de diferença anual. 
 Agregação das medidas no tempo 2.1.1.2
Outro aspecto importante relacionado às características dos medidores é o modo como 
é feita a agregação das medidas no intervalo de tempo entre os envios ou leituras das 
medições. Essa agregação resulta em perda de informação sobre determinada grandeza ao se 
representar, por apenas um valor, seu comportamento no intervalo de tempo Δt. Tal processo 
comporta-se como um filtro, atenuando as variações da grandeza ao longo do tempo. Mais 
discussões sobre esse assunto são apresentadas no Capítulo 3, ao passo que o processo de 
agregação das medidas no tempo é descrito a seguir. 
A norma internacional IEC 61000-4-30 [23], que trata de medições de qualidade de 
energia, propõe um intervalo elementar de agregação de 0,2 s (12 ciclos em 60 Hz) para a 
magnitude de tensão, V. Propõe ainda três diferentes intervalos: 3 s, 10 min e 2 h, sendo o 
método de agregação realizado de forma progressiva, utilizando-se valores eficazes (rms) 





dada pelo valor rms de N medidas V(Δt-), obtidas para um intervalo de tempo menor precedente 
Δt-, conforme (3). Assim, para o intervalo de medição básico, por exemplo, Δt+ = 0,2 s, Δt- 
corresponde a um período fundamental (T) da forma de onda quase senoidal, e N = 12 
(12 ciclos em 60 Hz). Já para a agregação em 3 s tem-se Δt+ = 3 s, Δt- = 0,2 s e N = 15. A 
agregação em 3 s pode ser seguida pela agregação em 10 min (com Δt+ = 600 s e Δt- = 3 s), e 


















Outro procedimento utilizado na agregação temporal de V se dá por meio da média 
aritmética dos valores eficazes computados em um intervalo de tempo Δt [24]. 
Já a agregação das medidas de potência ativa P pode ser efetuada partindo-se da 
definição de P: valor médio da potência instantânea ao longo de um período ou de um número 
inteiro de períodos [25]. A agregação de P(Δt
+
) em um intervalo de tempo Δt
+
 é então obtida 
tomando-se a média aritmética das N medidas referentes a intervalos menores Δt-, contidos 
em Δt+. Nesse caso, Δt- representa o intervalo elementar de medição, que é o menor intervalo 
















Esse procedimento equivale a dividir a energia ativa consumida pelo intervalo de 
tempo em que se afere o consumo. A potência reativa Q também pode ser agregada por meio 
de seu valor médio no intervalo de tempo correspondente [26]. 
Em geral, o efeito negativo do processo de agregação de medidas no tempo no 
desempenho do EESD é tanto maior quanto maior forem o valor e a variabilidade das cargas 
medidas. Ressalta-se que o nível de agrupamento das cargas diminui com o nível de tensão 
(alta, média ou baixa). Portanto, percentualmente, as variações de carga na rede secundária 
(baixa tensão) são maiores que as variações na rede primária (média tensão) dos sistemas de 
distribuição. No entanto, as magnitudes das cargas nas redes de média tensão são maiores que 
nas redes de baixa tensão. Exemplos de perfis de carga medidos na subestação de um sistema 
de distribuição, em transformadores de serviço e em um consumidor residencial são 
apresentados na Figura 2.3, Figura 2.4 e Figura 2.5, respectivamente [27]-[28]. 
 
Figura 2.3 – Perfil de carga medido em uma subestação (resolução de tempo = 1 s). 
  
Figura 2.4 – Perfil de carga medido em um transformador de serviço (resolução de tempo = 1 min). 











































     
Figura 2.5 – Perfil de carga residencial (resolução de tempo = 1 s). 
 Comunicação dos dados 2.1.1.3
Um dos pontos críticos que limitam as aplicações e afetam a operação das redes de 
distribuição inteligentes é o sistema de comunicação de dados, responsável por possibilitar a 
interoperabilidade entre os diversos componentes dessas redes e o acesso às informações 
disponibilizadas pelos medidores inteligentes. Trata-se de um sistema complexo, segmentado 
em camadas com diferentes abrangências geográficas e diferentes funcionalidades, que se 
organizam em uma estrutura hierárquica. São várias as tecnologias aplicáveis em uma ou mais 
camadas do sistema de comunicação, como ZigBee, WLAN (Wireless Local Area Network), 
redes de celulares e PLC (Power Line Communication), cada qual apresentando custos e 
desempenhos distintos [29].  
A infraestrutura de comunicação pode limitar o acesso em tempo real e em larga 
escala dos dados proporcionados pelos medidores inteligentes. Apesar de não ser o foco deste 
trabalho, é importante o conhecimento dessas limitações, uma vez que elas interferem no 
desempenho do EESD e das demais aplicações do DMS. Idealmente, o EESD deveria ser 
alimentado por medidas sincronizadas no tempo, com reduzida latência e alta confiabilidade. 
Sabe-se, porém, que quanto maior o número de medidores instalados, maior o atraso esperado 
entre o instante em que os dados são reportados e o instante em que são coletados na central 
de gerenciamento.  
Em [30], são apresentados resultados de um projeto dedicado à aquisição em tempo 
quase real de informações de aproximadamente 5.000 medidores inteligentes. Na Figura 2.6, 
adaptada de [30], apresenta-se a função de distribuição acumulada obtida para os atrasos no 
envio das medições, que estima o tempo que se deve esperar para o acesso dos dados de 
determinado percentual de medidores. Por exemplo, espera-se que 90% das medidas estejam 
disponíveis dentro de 240 s [30]. Diante dessas limitações, os medidores inteligentes devem 






















ser programados para enviarem suas medidas em instantes distintos, de forma a evitar a 
sobrecarga do canal de comunicação. 
 
Figura 2.6 – Função de distribuição acumulada para o atraso no envio das medidas. Adaptado de [30]. 
 Quantidade de medidores 2.1.1.4
Para se aplicar o algoritmo de estimação de estados, o sistema deve ser observável. 
Um dos maiores desafios à implementação do EESD é o número tradicionalmente limitado de 
medição disponível comparado ao número de nós, resultando na falta de observabilidade do 
sistema. O número de nós dos sistemas de distribuição varia de região para região. Na 
Alemanha, os alimentadores de distribuição tipicamente possuem algumas centenas de nós, 
enquanto nos EUA eles chegam a possuir milhares de nós. Já no Brasil, há variações nas 
configurações adotadas pelas diferentes distribuidoras de energia. Para se garantir a 
observabilidade da rede, são utilizadas medidas virtuais e pseudomedidas. 
Medidas virtuais são valores assumidos para determinadas grandezas da rede, com alta 
confiabilidade, mesmo na ausência de medição. O exemplo mais comum são as barras sem 
carga (ou barras de transferência), para as quais as injeções de potência ativa e reativa são 
assumidas iguais a zero. Medidas virtuais apresentam precisão elevada e baixo desvio padrão.  
Pseudomedidas são valores estimados para determinadas grandezas da rede, por meio 
de algum critério. Em sistemas de distribuição, grande parte dos esforços está associada à 
estimação das cargas, onde em muitos casos, principalmente nas redes de baixa tensão, há 
ausência de medidas reportadas de forma remota, e com a granularidade necessária. 
Tipicamente, a carga é estimada utilizando-se potências programadas e técnicas de previsão 
de carga. Potências programadas consistem em se explorar dados históricos de consumo para 
determinar o perfil típico da carga. A previsão de carga considera diversos fatores como 
condições climáticas, estações do ano, horas do dia e tipos de consumidores (residencial, 
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comercial ou industrial). As pseudomedidas apresentam baixa precisão e desvio padrão 
elevado. 
2.1.2 Desafios relacionados à topologia e aos parâmetros da rede 
Para o melhor desempenho do EESD e das funções do DMS, além de um conjunto de 
medidas confiáveis e que garantam a observabilidade do sistema, é necessária uma 
modelagem precisa da rede. Como componentes desse modelo estão os parâmetros das linhas, 
transformadores e demais equipamentos, a posição atualizada dos tapes dos transformadores, 
das posições das chaves e disjuntores, entre outros. Em sistemas de distribuição, a 
manutenção e atualização dessa base de dados ainda é uma deficiência a ser superada. 
Os parâmetros das redes, disponíveis no banco de dados das distribuidoras, podem 
conter erros devidos a uma série de fatores, entre eles o preenchimento incorreto das 
informações, ou a não atualização dessas informações; a não consideração climática em 
alguns parâmetros das linhas, como a resistência; o chaveamento de bancos de capacitores ou 
a alteração do tape do transformador sem a posterior comunicação ao centro de controle. Já os 
erros topológicos podem resultar, por exemplo, da exclusão de um elemento da rede que está 
em operação ou, de forma oposta, da inclusão de algum elemento que não se encontra em 
operação; da divisão equivocada de um barramento elétrico simples, modelando-o como duas 
barras distintas, ou, de forma oposta, da fusão de duas barras em um só barramento elétrico; 
do desconhecimento das fases onde estão conectadas as cargas (principalmente em redes de 
baixa tensão). Essas duas categorias de erros interferem diretamente no modelo do sistema, 
que é informação de entrada do estimador de estados. 
Diversas técnicas para o tratamento de erros topológicos e de parâmetros em 
estimação de estados são encontradas na literatura [31]-[33]. Por não ser o foco deste 
trabalho, nas simulações apresentadas adiante, assume-se que o modelo do sistema é preciso, 
ou que as correções de possíveis erros topológicos ou de parâmetros já foram previamente 
efetuadas.  
 Aplicações da estimação de estados em sistemas de distribuição 2.2
 Inúmeras aplicações são beneficiadas pelo uso da estimação de estados em sistemas de 
distribuição. A atual tendência de monitoramento dos sistemas motivou o desenvolvimento de 
trabalhos que tratam dessas aplicações, como é brevemente discutido nesta seção. É 
importante destacar que esta tese está principalmente focada nas aplicações do EESD em 
31 
funções de gerenciamento das redes, e não propriamente na metodologia implementada para o 
EESD, que é introduzida na Seção 2.3.  
 A localização de faltas (curtos-circuitos) e das demais fontes de afundamentos de 
tensão é um conhecido desafio em sistemas de distribuição, devido à topologia caracterizada 
pela presença de ramais que resultam em pontos com a mesma distância em relação à 
subestação – onde corrente e tensão são tipicamente medidas –, gerando múltiplas estimativas 
sobre a localização do defeito. O uso da infraestrutura avançada de medição, com medidores 
inteligentes capazes de registrar afundamentos de tensão ao longo da rede, traz diversas 
informações que podem ser aliadas a técnicas de estimação de estados para localizar as fontes 
causadoras do defeito. Como exemplo, em [34], medidas de magnitude da tensão ao longo da 
rede são utilizadas para percorrer o caminho da subestação até o ponto da falta, buscando-se 
os nós com menores valores de magnitudes de tensão. A topologia radial das redes de 
distribuição é explorada e o perfil de tensão no caminho da falta (e consequentemente sua 
provável localização) é estimado utilizando-se o método dos mínimos quadrados. Em [35], a 
falta é modelada por uma barra virtual localizada entre duas barras da rede. São executados m 
estimadores de estados paralelos, e, em cada um deles, a barra virtual é simulada em um dos 
m ramos da rede. Utilizando-se medidas de correntes e tensões fornecidas por sincrofasores, a 
estimativa que resulta na menor soma dos resíduos normalizados de medição indica a 
topologia mais provável da localização da falta. 
 A detecção e localização de perdas não técnicas também se enquadram em importante 
aplicação do EESD. Tradicionalmente, a identificação dessa irregularidade é feita por 
inspeções presenciais em locais com suspeitas de furto de energia. O uso de medidores 
instalados ao longo da rede, aliado à estimação de estados, fornece importantes informações 
sobre a inconsistência entre valores medidos e valores estimados das grandezas elétricas, uma 
vez que uma parcela significativa das perdas não técnicas é devida a desvios de energia não 
registrados pelos medidores. Tal inconsistência indica prováveis localizações da 
irregularidade. Essa aplicação é desenvolvida no Capítulo 4 desta tese. Alguns trabalhos 
encontrados na literatura exploram o uso do EESD para esse fim, a exemplo de [36]-[39]. Em 
[36], a rede de baixa tensão suspeita de irregularidade é inicialmente identificada 
comparando-se as cargas estimadas dos transformadores de distribuição e aquelas obtidas 
agregando-se os dados de potência medida nos consumidores. Em seguida, uma análise de 
variância é usada para criar uma lista de consumidores com possíveis problemas de medição. 
Em [37] os autores propõem o uso da estimação de estados, em que os desvios de energia nos 
medidores inteligentes são modelados como erros sistemáticos de medição. Uma metodologia 
32 
baseada em filtro de Kalman é utilizada para se estimarem esses erros, identificando os 
medidores irregulares e, ao mesmo tempo, mantendo a privacidade dos consumidores quanto 
aos seus dados de consumo em tempo real. Os trabalhos [38]-[39] também se baseiam em 
uma infraestrutura avançada de medição e no uso da estimação de estados para identificar 
perdas não técnicas em sistemas de distribuição.  
 O conhecimento do desequilíbrio de tensão em redes de média e baixa tensão tem se 
tornado importante diante da crescente instalação de geradores distribuídos sensíveis a 
diferentes condições entre as fases, bem como geradores bifásicos ou monofásicos conectados 
em redes de baixa tensão, que podem contribuir reduzindo ou intensificando essas diferenças. 
O desequilíbrio de tensão e suas principais fontes causadoras podem ser determinados por 
meio da estimação de estados, uma vez que conhecendo a magnitude e ângulo das tensões 
trifásicas do sistema, as componentes de sequência são calculadas por uma transformação 
matemática. Em [40], o EESD é utilizado para estimar o fator de desequilíbrio de tensão e 
calcular o erro estatístico associado a essa estimativa, levando em consideração a distribuição 
dos erros das medidas de entrada. Em [41], o fator de desequilíbrio e a localização de suas 
fontes são estimadas utilizando-se medidas reais, virtuais, pseudomedidas e medidas mistas. 
As medidas mistas são, por exemplo, medidas reais obtidas para uma determinada fase e 
medidas estimadas para as fases restantes (em que não há medição). É empregado o método 
dos mínimos quadrados generalizado, em que a correlação entre os erros de pares de medidas 
é considerada. 
 Técnicas de estimação de estados podem ser utilizadas para se aferirem as 
componentes harmônicas das correntes e tensões em sistemas de distribuição, localizando as 
fontes de harmônicos na rede. Em [42], por meio do método dos mínimos quadrados 
ponderados, os parâmetros do modelo harmônico de cargas agregadas em regime permanente 
são estimados, utilizando-se dados de corrente e tensão obtidos por um medidor de qualidade 
de energia no ponto de acoplamento comum das instalações. Em [43], os autores usam uma 
abordagem bayesiana para estimar as correntes harmônicas associadas às cargas, tendo como 
entrada medidas reais e pseudomedidas, além do conhecimento do modelo do sistema. Uma 
técnica de estimação de estados é proposta em [44] para calcular as correntes harmônicas dos 
ramos da rede, em que as entradas do algoritmo são medidas reais obtidas por sincrofasores 
instalados em algumas barras e pseudomedidas de potência que se baseiam no consumo 
médio das cargas. 
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 Método de estimação de estados 2.3
 Tipicamente, o processo de estimação de estados em sistemas elétricos de potência é 
constituído pelas etapas ilustradas na Figura 2.7 [46]. 
 
Figura 2.7 – Etapas do processo de estimação de estados. Adaptado de [46]. 
O configurador da rede fornece a topologia atual da rede, utilizando-se de um modelo 
barra-ramo obtido a partir das medidas lógicas disponibilizadas (estados de chaves, 
disjuntores, e etc), e das informações sobre o tipo e a localização dos medidores. A etapa 
seguinte visa avaliar se o sistema é observável diante do conjunto de medidas disponíveis, ou 
seja, se é possível executar o estimador de estados com aquele conjunto de medidas, ou se é 
necessário adicionar pseudomedidas, ou medidas virtuais. O estado estimado da rede é 
efetivamente obtido pelo estimador de estados. Por fim, é feita a identificação e o tratamento 
de eventuais erros grosseiros presentes no conjunto de medidas. 
Neste trabalho, assume-se que a configuração da rede e a análise de observabilidade já 
foram previamente efetuadas. Os conjuntos de medidas aqui utilizados possibilitam que o 
sistema seja observável, uma vez que são adotadas medidas da subestação de distribuição, dos 
medidores inteligentes instalados nas cargas, medidas virtuais e, quando mencionado no texto, 
pseudomedidas. A etapa de identificação e tratamento de erros grosseiros é abordada no 
Capítulo 4, no intuído de detectar e localizar perdas não técnicas nos sistemas de distribuição. 
Nesse sentido, este trabalho se concentra essencialmente na etapa de estimação do 
estado da rede, com foco nas limitações dos dados de medição extraídos dos medidores 
inteligentes e nas potenciais aplicações que podem ser dadas a esses dados. Para tanto, o 
EESD foi implementado no ambiente de desenvolvimento MATLAB [45], utilizando-se o 
método dos mínimos quadrados ponderados (WLS, do inglês, Weighted Least Squares) [47]. 

















amplamente utilizado em estimação de estados, valendo ressaltar que o objetivo desta tese de 
doutorado não está associado às metodologias de estimação de estados e sim às aplicações 
dessa ferramenta. O método WLS com restrição de igualdade [48] também foi implementado 
e testado, mas optou-se pelo WLS tradicional, que se mostrou mais adequado à aplicação 
proposta no Capítulo 4. De toda forma, outros métodos poderiam ser adotados na maioria das 
análises aqui realizadas, o que é proposto no Capítulo 6, nas sugestões de trabalhos futuros.  
Um breve detalhamento do método do EESD é apresentado adiante. São definidas 
como variáveis de estado os módulos de tensão e os ângulos trifásicos de todas as barras do 
sistema. O equacionamento do modelo de medição é dado por (5): 
exhz  )(  (5) 
em que z é o vetor de medidas, x é o vetor das variáveis de estado verdadeiras (inacessível), h 
é o vetor de funções não lineares que relacionam as variáveis de estado às grandezas medidas, 
e e é o vetor de erros das medições, que possuem média zero e matriz de covariância diagonal 
R = cov(e) – assumindo que as medidas da rede são independentes entre si. A função objetivo 
do método WLS visa minimizar a função J(ẋ), como em (6)-(7): 
WrrrRrx
TTJmin  1)(  (6) 
)(xhzr   (7) 
em que ẋ é o vetor das variáveis de estado estimadas e r é o vetor dos resíduos de medição – 
dados pela diferença entre o valor medido e o valor estimado de cada grandeza. Os elementos 
de r são ponderados na função )ˆ(xJ  pelos pesos das respectivas medidas, determinados na 
matriz R
-1
, também denominada de matriz peso, W. Medidas com um desvio padrão elevado 
e, portanto, com um erro esperado também elevado, possuem um peso menor no processo de 
estimação do estado da rede. Os detalhes sobre os parâmetros de entrada da matriz W são 
apresentados oportunamente, na descrição dos estudos de caso. 
 O estado exato da rede para determinado patamar de carga é gerado por meio de um 
programa de fluxo de carga trifásico, implementado em MATLAB pela autora desta tese. As 
medidas de entrada do EESD são emuladas adicionando-se erros aleatórios às grandezas 
calculadas pelo fluxo de carga, como detalhado ao longo do texto. Tanto o algoritmo do 
EESD quanto o algoritmo de fluxo de carga consideram as características associadas aos 
sistemas de distribuição de média e baixa tensão, modelando as diferentes formas de conexão 
dos transformadores de distribuição, os ramais bifásicos e monofásicos de ligação e as 
diferentes formas de conexão das cargas. Para a modelagem das linhas de distribuição, é 
utilizado o modelo PI concentrado trifásico, que inclui parâmetros de mútuas entre as fases. 
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As formulações trifásicas utilizadas em ambos os algoritmos, que descrevem as relações entre 
as diversas grandezas da rede (como fluxo e injeção de potência ativa e reativa) e as variáveis 
de estado, podem ser obtidas em [49]. 
 Um ponto importante a se destacar é que as grandezas de fato estimadas pelo EESD 
são as magnitudes e os ângulos das tensões de todas as barras da rede. As demais grandezas, 
como fluxo de corrente, perdas de potência e de energia, entre outras, são obtidas por meio de 
cálculos realizados a partir das grandezas estimadas. No entanto, por simplicidade, todas as 
grandezas extraídas dos resultados do EESD (sejam elas diretamente estimadas ou obtidas por 
meio de cálculos) são denominadas neste trabalho como grandezas estimadas, de forma a 
contrapor com as grandezas extraídas dos resultados do fluxo de carga. 
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3 INVESTIGAÇÃO DA PERDA DE INFORMAÇÃO NO 
EESD 
As potenciais aplicações do estimador de estados em funções do DMS são impactadas 
pela qualidade dos seus resultados, que por sua vez é afetada pela condição dos dados de 
entrada do algoritmo. Um importante critério para a avaliação da qualidade dos resultados do 
EESD é referente à perda de informação sobre o estado real da rede, que se torna proeminente 
diante dos desafios relacionados à medição, discutidos na Seção 2.1.1. Assim, os estudos 
apresentados neste capítulo têm o objetivo de avaliar a influência de três fatores na perda de 
informação dos resultados do EESD: 
1. Tipo e localização das grandezas medidas utilizadas como entrada do algoritmo de 
estimação de estado; 
2. Incerteza dos medidores; 
3. Agregação (ou integralização) das medidas no tempo. 
O que deve restar claro é que se trata de perda de informação associada à qualidade e 
às condições dos dados de entrada, e não propriamente ao processo de estimação de estados. 
Entre os três fatores citados, maior ênfase é dada ao terceiro fator, uma vez que análises sobre 
os dois primeiros constam na literatura sobre estimação de estados [50]-[51]. A necessidade 
de maior aprofundamento no terceiro fator, pouco abordado na literatura, surge com o uso do 
estimador de estados em sistemas de distribuição. Enquanto o EEST recebe dados de medição 
em intervalos de tempo de 3 a 5 s, os intervalos de envio das medidas do EESD variam de 
poucos minutos a algumas horas. Dessa forma, a agregação das medidas no tempo torna-se 
um importante fator de perda de informação do EESD, motivo pelo qual é abordada de forma 
detalhada neste trabalho. Ressalta-se que análises como as apresentadas neste capítulo são 
fundamentais para balizar o uso do EESD em funções de gerenciamento dos sistemas de 
distribuição, a exemplo das aplicações propostas e discutidas nos capítulos adiante. Nesse 
sentido, os seguintes questionamentos são colocados com o fim de se avaliar a perda de 
informação: 
 O EESD é capaz de estimar as magnitudes das tensões com exatidão? 
 O EESD é capaz de estimar as correntes do sistema de distribuição com exatidão? 
 O EESD é capaz de estimar as perdas de potência ativa com exatidão?  
 O EESD é capaz de estimar a perda de energia no período analisado com 
exatidão? 
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As respostas a essas questões são obtidas, de forma quantitativa, comparando-se as 
grandezas estimadas com os valores fornecidos pelo fluxo de carga (assumidos como sendo os 
valores exatos das grandezas). 
Neste trabalho, a menos que especificado de outra forma, assume-se que a 
integralização das medidas é sincronizada, ou seja, as medidas coletadas referem-se ao 
mesmo intervalo de tempo em todos os medidores da rede. Além disso, assume-se que não há 
limitações associadas à comunicação dos dados. O efeito de se considerar a falta de 
sincronismo das medidas juntamente com o processo de agregação dessas medidas no tempo é 
apresentado na Subseção 3.5.4 deste capítulo. Novamente, é importante reforçar que são 
desconsideradas as inconsistências relacionadas à topologia e aos parâmetros da rede, que 
podem ser importantes fatores de erros nos resultados do estimador – em [52] esses efeitos 
são discutidos e quantificados. 
 Descrição do sistema teste 3.1
O sistema teste utilizado nas simulações é um alimentador constituído por 1.682 barras 
e 1.829 cargas. Esse alimentador possui um trecho de rede de média tensão, em 13,8 kV, e 55 
redes de baixa tensão, em 220 V, conectadas à rede de média tensão por meio de 
transformadores de distribuição de diferentes níveis de potência aparente (entre 15 kVA e 
500 kVA), todos conectados em delta (Δ), no lado de média tensão, e em estrela com neutro 
aterrado (Yg), no lado de baixa tensão. O alimentador pertence a uma distribuidora do estado 
de São Paulo, e seus dados podem ser obtidos em [54], em formato de arquivos de entrada 
para o programa OpenDSS [53]. A correspondência entre a nomenclatura das redes utilizadas 
nesta tese e a nomenclatura utilizada nos arquivos consta no Anexo A. Conforme mencionado 
anteriormente, o estado exato da rede e as medidas de entrada do EESD são obtidos por meio 
de um programa de fluxo de carga trifásico. 
 Indicadores da perda de informação 3.2
Em todas as análises realizadas neste capítulo, os erros das magnitudes da tensão 


















em que X representa a grandeza avaliada e os sobrescritos ES e FC indicam os valores 
estimados pelo EESD e os fornecidos pelo fluxo de carga, respectivamente. O sobrescrito 
nominal refere-se ao valor nominal da grandeza X. 
Já os erros das magnitudes das correntes, das perdas de potência ativa e da perda de 
energia são calculados utilizando-se (9), para os erros absolutos, ou (10), para os erros 
relativos. 
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 Tipo e localização das grandezas medidas 3.3
 Os estudos apresentados nesta seção têm como objetivo avaliar o desempenho do 
estimador diante dos tipos e da localização das medidas disponibilizadas. As simulações são 
realizadas para um patamar de cargas fixo (ou seja, invariante no tempo), assumindo-se que a 
potência consumida por cada carga corresponde ao respectivo valor nominal, constante no 
arquivo descrito no Anexo A. Os seguintes conjuntos de medição são testados, em que as 
descrições sublinhadas destacam as diferenças entre os conjuntos: 
 Conjunto 1 (caso base) – Medidas por fase de Vk no nó raiz e de Pkm e Qkm no ramo 
que deixa o nó raiz (subestação de distribuição); e medidas por fase de Vk, Pk e Qk em 
todas as barras de carga. 
 Conjunto 2 – Medidas por fase de Vk no nó raiz e de Pkm e Qkm no ramo que deixa o nó 
raiz (subestação de distribuição); e medidas por fase de Pk e Qk em todas as barras de 
carga. 
 Conjunto 3 – Medidas por fase de Vk no nó raiz e de Pkm e Qkm no ramo que deixa o nó 
raiz (subestação de distribuição); medidas por fase de Pk, Qk e Vk em todas as barras de 
carga da rede de média tensão, e em 50% das barras de carga das redes de baixa 
tensão; e pseudomedidas de Pk e Qk nas demais barras de carga das redes de baixa 
tensão. 
 Conjunto 4 – Medidas por fase de Vk no nó raiz e de Pkm e Qkm no ramo que deixa o nó 
raiz (subestação de distribuição); medidas por fase de Pk, Qk e Vk em todas as barras de 
carga da rede de média tensão; e pseudomedidas de Pk e Qk nas barras de carga das 
redes de baixa tensão. 
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Em todos os conjuntos são utilizadas medidas virtuais para as barras onde não há carga 
conectada. A seleção das barras de carga a serem monitoradas no Conjunto 3 tem como 
critério a priorização de cargas com os maiores valores de potência aparente esperada. 
Considera-se, portanto, que há um pré-conhecimento dos tipos de cargas conectadas e seus 
respectivos consumos de energia, por meio, por exemplo, do histórico de consumo. 
Para cada conjunto de medição avaliado são gerados ne valores aleatórios de erros para 
cada medida, por meio da função randn do MATLAB, com distribuição normal, média zero e 





















 é o valor exato da grandeza i, obtido, nesse caso, pelo fluxo de carga, e Ui 
representa a incerteza (expandida) da medida i. A divisão por 3 é devida à premissa de que Ui 
é três vezes o desvio padrão. Os erros gerados são adicionados às grandezas fornecidas pelo 
fluxo de carga, e esses valores são utilizados como as medidas de entrada do EESD. Com 
base nas informações prestadas pelos fabricantes de medidores inteligentes, apresentadas na 
Tabela 2.1, são considerados medidores da Classe 0.2, para medidas de magnitude da tensão 
(Vk), e da Classe 1, para medidas de potência ativa e reativa (Pk, Qk, Pkm e Qkm), e 
desconsideradas as incertezas dos equipamentos de instrumentação, ou seja, UV = 0,2% e 
US = 1,0%. No caso das pseudomedidas de potência, a incerteza é estabelecida em 50%. 
Dessa forma, as pseudomedidas são geradas adicionando-se erros de até 50% aos valores 
fornecidos pelo fluxo de carga. 
No processo de estimação de estados, para a construção da matriz peso (matriz W, da 
equação (6)), o cálculo dos desvios padrões atribuídos às medidas considera o valor medido 
da grandeza, zi
MD
 , ao invés de seu valor exato, que na prática é desconhecido. Dessa forma, 




 e o correspondente elemento da diagonal 





















W  (12) 
Observa-se que os elementos Wii variam conforme se variam as grandezas medidas, 
zi
MD
. Magnitudes muito pequenas de zi
MD
 resultam em elevados valores dos elementos Wii, o 
que pode levar ao mal condicionamento da matriz peso. Para evitar que isso ocorra, os 
elementos Wii referentes às grandezas medidas são limitados pelos pesos atribuídos às 
medidas virtuais, considerados como valores de corte – pesos elevados são atribuídos às 
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medidas virtuais, uma vez que elas possuem um baixo desvio padrão. Neste trabalho, os 
valores 10
6
 pu e 10
10
 pu (elementos Wii) são assumidos para as medidas virtuais das redes de 
média e baixa tensão, respectivamente, em que a potência base é dada por 100 kVA. Vale 
ressaltar que poderiam ser adotados pesos fixos, que não dependessem da grandeza medida, 
evitando a necessidade de atualização da matriz W. Não se constatou variação significativa no 
desempenho do EESD ao se utilizarem pesos fixos ou pesos variáveis, como os calculados por 
(12). Mas, conforme detalhado no Capítulo 4, o uso de pesos fixos se mostrou mais 
apropriado para a identificação de erros grosseiros no conjunto de medidas, sendo a melhor 
alternativa para o EESD dedicado à detecção e localização de perdas não técnicas. 
Como previamente mencionado, o desempenho do estimador é avaliado pelos erros 
obtidos nas magnitudes das tensões (V), nas magnitudes das correntes dos transformadores 
(Itr) e da subestação de distribuição (I) – ambas tomadas no lado de baixa tensão do 
transformador – e na perda de potência ativa total do sistema de média tensão (PPerda(MT)) e do 
sistema de baixa tensão
1
 (PPerda(BT)), quando os valores estimados são comparados aos 
fornecidos pelo fluxo de carga. Os resultados obtidos para cada conjunto de medidas, com ne 
igual a 600 simulações, são apresentados na Tabela 3.1, em que constam os erros percentuais 
máximos e médios (max e med, respectivamente), em módulo, de V, conforme (8), e os erros 
percentuais máximos e médios, em módulo, de I, Itr, PPerda(MT) e PPerda(BT), conforme (10). Nas 
tabelas, a linha relacionada aos erros do Conjunto 1 (caso base) estão destacadas com 
sombreamento cinza. A escolha de ne deve-se ao fato de que, para a rede analisada e para os 
conjuntos de medidas adotados, não há alteração relevante dos resultados quando são 
realizadas mais que 600 simulações. 
Tabela 3.1 – Erros percentuais máximos e médios, em módulo, das grandezas estimadas. 
Conjunto de 
medidas 










max med max med Max med max med max med 
Conjunto 1 0,092 0,005 0,690 0,199 0,646 0,088 0,642 0,170 0,097 0,028 
Conjunto 2 0,140 0,011 0,712 0,212 0,853 0,098 0,647 0,169 0,139 0,038 
Conjunto 3 0,856 0,019 0,685 0,204 10,979 0,675 0,726 0,171 0,459 0,122 
Conjunto 4 4,318 0,121 0,785 0,225 27,714 3,665 0,828 0,206 3,098 0,902 
 
Comparando-se os resultados dos Conjuntos 1 e 2, observa-se que o uso de medidas de 
magnitude de tensão das barras monitoradas (Conjunto 1) não implica em redução 
significativa dos erros das variáveis estimadas. No entanto, por permitirem maior redundância 
                                                 
1
 As perdas dos transformadores de distribuição são consideradas no sistema de baixa tensão. 
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de informação sobre o sistema, tais medidas tornam-se importantes quando os erros de 
medição são maiores, como no caso em que há erro grosseiro, por exemplo. 
Se devido a limitações técnicas e/ou econômicas o monitoramento de todas as cargas 
da rede não possa ser adotado, o Conjunto 3 se mostra uma opção interessante, uma vez que 
os erros máximos das grandezas analisadas, apesar de superiores aos dos Conjuntos 1 e 2, não 
ultrapassam 1% para V, I, PPerda(MT) e PPerda(BT). Apenas no caso das magnitudes das correntes 
dos transformadores o erro percentual máximo atinge 11%, uma vez que 50% das cargas das 
redes de baixa tensão não são monitoradas. Isso mostra a viabilidade da implementação do 
estimador de estados durante o desenvolvimento do programa de instalação de medidores 
inteligentes, o qual pode ser estendido por anos em função dos custos associados.  
O uso de pseudomedidas para representar as cargas das redes de baixa tensão 
(Conjunto 4) resulta em erros significativos de V, Itr e PPerda(BT), que são grandezas mais 
sensíveis à perda de informação sobre o consumo dessas cargas. Para a adoção do Conjunto 4, 
é importante investir em técnicas de previsão de carga, de forma a minimizar as incertezas 
associadas às pseudomedidas.  
Nesta tese, o Conjunto 1, ou caso base de medição, é adotado nas aplicações propostas 
para o EESD, voltadas a funções de gerenciamento das redes de distribuição. Entende-se que 
com a implantação em larga escala de medidores inteligentes, há uma tendência do 
monitoramento de todas as cargas da rede, em um futuro próximo. Em países como a Itália, 
por exemplo, isso já é uma realidade. Na União Europeia estima-se que, até 2020, 72% dos 
consumidores estejam equipados com esses medidores [55]. 
 Incerteza dos medidores 3.4
Nesta seção, a sensibilidade dos resultados do estimador às incertezas Ui dos 
equipamentos de medição é avaliada. O Conjunto 1 de medição é adotado e, novamente, são 
assumidos os valores nominais das cargas do sistema teste. Para o estudo da sensibilidade 
relacionada aos erros das medidas de tensão, são considerados cinco valores de UV – 0,2%, 
0,5%, 1,0%, 1,5% e 2% – mantendo-se US igual a 1,0%; e para o estudo da sensibilidade 
relacionada aos erros das medidas de potência, são considerados cinco valores de US – 0,2%, 
0,5%, 1,0%, 2,0%, 5,0% – mantendo-se UV igual a 0,2%. 
De maneira similar à Seção 3.3, para cada par [UV, US], são gerados ne valores de erros 
– para cada medida – com distribuição normal, média zero e desvio padrão, σi, determinado 
pela equação (11). Na Tabela 3.2 e na Tabela 3.3 apresentam-se os erros percentuais máximos 
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e médios, em módulo, das grandezas V, I, Itr, PPerda(MT) e PPerda(BT), com o aumento de UV e 
com o aumento de US, respectivamente, em que ne = 600 simulações. Para fins de comparação 
entre os casos estudados, a raiz de números aleatórios gerada para se calcularem os erros de 
cada medida é mantida a mesma. As linhas das tabelas relacionadas aos erros do caso base 
(UV = 0,2% e US = 1,0%) estão destacadas com sombreamento cinza. 
Tabela 3.2 –Erros percentuais máximos e médios em módulo para diferentes valores de UV. 
UV 
(%) 










max med max med max med max med max med 
0,2 0,092 0,005 0,690 0,199 0,646 0,088 0,642 0,170 0,097 0,028 
0,5 0,126 0,008 0,719 0,206 0,734 0,096 0,606 0,171 0,130 0,035 
1,0 0,143 0,012 0,721 0,211 0,803 0,098 0,628 0,171 0,142 0,037 
1,5 0,159 0,016 0,723 0,213 0,831 0,099 0,640 0,171 0,151 0,040 
2,0 0,172 0,021 0,721 0,214 0,841 0,100 0,650 0,172 0,177 0,044 
Tabela 3.3 – Erros percentuais máximos e médios em módulo para diferentes valores de US. 
US 
(%) 










max med max med max med max med max med 
0,2 0,029 0,003 0,189 0,056 0,160 0,020 0,213 0,052 0,029 0,007 
0,5 0,061 0,004 0,434 0,125 0,358 0,047 0,418 0,109 0,062 0,017 
1,0 0,092 0,005 0,690 0,199 0,646 0,088 0,642 0,170 0,097 0,028 
2,0 0,127 0,006 0,873 0,262 1,303 0,152 0,870 0,225 0,156 0,042 
5,0 0,147 0,009 1,364 0,369 3,312 0,277 1,852 0,412 0,269 0,065 
 
 De uma forma geral, observa-se o crescimento dos erros das grandezas estimadas 
quando se aumentam as incertezas UV e US. Mas a redundância do conjunto de medição, 
constituído essencialmente por medidas de P, Q e V nas barras de carga, ameniza 
consideravelmente a transferência dos erros das medidas às grandezas estimadas. Quanto 
maior a incerteza de uma medida, menor é o peso a ela atribuído, o que reduz sua influência 
no processo de estimação de estados. Os resultados da Tabela 3.2 mostram que, apesar de as 
medidas de magnitude de tensão atingirem erros de até 2%, os erros dos valores estimados de 
V não ultrapassam 0,2%. Contrastando-se a Tabela 3.2 e a Tabela 3.3, verifica-se a maior 
sensibilidade das grandezas relacionadas ao fluxo de potência da rede (I, Itr, PPerda(MT) e 
PPerda(BT)) às incertezas das medidas de potência consumida pelas cargas (US). 
 Uma questão que comumente vem à tona é quanto à real necessidade de se ter um 
estimador de estados em redes com grande quantidade de medição, como proposto neste 
trabalho. Afinal, os valores medidos poderiam ser diretamente utilizados para se monitorar o 
sistema. O que se observa nos resultados apresentados é uma importante justificativa para o 
uso do EESD, uma vez que ele calcula o estado mais provável da rede diante das diversas 
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medidas disponibilizadas, que trazem as incertezas dos equipamentos de medição e eventuais 
erros grosseiros. Além de se minimizar o erro das variáveis estimadas, na ausência de 
algumas medidas, seja por falha de comunicação ou por falha do próprio medidor, pode-se 
obter o valor estimado daquela grandeza. 
 Agregação das medidas no tempo 3.5
As simulações apresentadas anteriormente neste capítulo utilizam apenas um cenário 
de carga. Nesta seção, as análises são realizadas considerando-se a variação das cargas em um 
período de 24 h, ou seja, considerando-se o comportamento temporal das redes de 
distribuição. Pretende-se avaliar a capacidade do EESD em acompanhar as variações do fluxo 
de potência na rede, diante da frequência em que as medidas das cargas são enviadas à central 
de gerenciamento. Atualmente, medidores inteligentes transmitem (ou integralizam) dados de 
consumo de energia em intervalos regulares de tempo, por exemplo, em períodos de 10 a 
15 min [56]. A partir dos dados de consumo de energia, a potência média consumida é 
prontamente obtida, representando a agregação, em um único valor, das medidas instantâneas 
de potência verificadas naquele intervalo de tempo. Tem-se, portanto, a informação do 
comportamento médio da carga em um passado recente – nos últimos 10 ou 15 min. 
Trabalhos que avaliam o uso do EESD considerando-se a frequência de envio das 
medidas em sistemas de distribuição são encontrados na literatura. Em [57], os autores 
propõem um método de EESD utilizando-se duas escalas de tempo para as medições. 
Medidas de alta frequência de envio, capturadas com latência de até 1 min, são combinadas 
com medidas disponibilizadas em intervalos de tempo maiores, como as pseudomedidas (ou 
dados dos medidores inteligentes, quando presentes), atualizadas a cada 15 min. Em [58], a 
falta de sincronismo entre os dados enviados pelos medidores inteligentes é considerada na 
formulação do EESD. Em ambos os trabalhos, o processo de agregação das medidas no tempo 
não é tratado e as redes de baixa tensão, onde as consequências desse processo são mais 
relevantes, não são representadas. 
Ao se utilizarem intervalos de minutos entre duas medidas, perde-se informação da 
rede em regime permanente, além dos eventos transitórios. Estudos recentes, como em [59]-
[61], discutem as vantagens de se transmitirem informações dos medidores sempre que uma 
ocorrência é detectada, resultando em intervalos não uniformes entre duas sequências de 
transmissões. De acordo com esse método, denominado método direcionado por evento (em 
inglês, event-driven method), apenas as variações importantes das grandezas da rede implicam 
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em comunicação de informação. As variações tidas como importantes são, por exemplo, as 
diferenças entre duas medidas consecutivas de potência consumida que estiverem acima de 
um limiar predefinido. Em [60], é apresentado um método híbrido que combina intervalos de 
tempo regulares e comunicação por evento e em [61] os autores avaliam a eficácia do método 
de comunicação por evento na representação e na mineração dos dados de energia em redes 
de baixa tensão. 
As simulações realizadas nesta seção são baseadas em algumas premissas relativas aos 
tipos de medição disponibilizada, às características dos medidores e às curvas de carga 
utilizadas, apresentadas na Subseção 3.5.1. Os testes mostrados na Subseção 3.5.2 têm como 
objetivo quantificar as informações perdidas pelo EESD quando se aumenta o intervalo de 
integralização das medições, Δt, tomando-se Δt = 1, 5, 15, 30 e 60 min. São considerados 
intervalos regulares de agregação e transmissão dos dados medidos, e o EESD fornece, 
portanto, o estado da rede referente ao passado recente, por meio de grandezas médias 
verificadas nos últimos Δt minutos. Na Subseção 3.5.3 é avaliada a contribuição da incerteza 
dos medidores nos erros das variáveis estimadas, uma vez que em 3.5.2 tais erros são 
resultados dos dois efeitos em conjunto: incerteza dos medidores e agregação das medidas no 
tempo. Na Subseção 3.5.4 avalia-se o efeito da falta de sincronismo na integralização das 
medidas agregadas no tempo. 
3.5.1 Características das medições e curvas de cargas utilizadas nas simulações 
Nos testes apresentados adiante, são assumidas as incertezas UV = 0,2% e US = 1,0% 
do caso base. Erros aleatórios são adicionados às grandezas calculadas pelo fluxo de carga, 
com base nas incertezas de cada medida. A cada Δt minutos, considera-se que o medidor 
calcula e envia os valores médios de Pk,, Qk, (ou Pkm e Qkm no caso da subestação) e Vk – de 
cada fase monitorada –, verificados naquele intervalo de tempo. 
Nas simulações, são empregadas curvas de cargas diárias reais, obtidas por meio de 
medições resultantes de projetos desenvolvidos pelo grupo de pesquisa no qual se insere a 
autora desta tese. São utilizadas medidas de potência ativa e reativa, com resolução de um 
segundo, obtidas de: a) consumidores residenciais (cargas bifásicas), com hábitos de consumo 
distintos, e b) consumidores comerciais (cargas trifásicas), conectados em redes de baixa 
tensão e média tensão. Exemplos das curvas de cargas são apresentados na Figura 3.1. 
No sistema teste, atribui-se o perfil de consumo de cargas comerciais a 100% das 
cargas conectadas em média tensão. Já as redes de baixa tensão apresentam a seguinte 
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composição: das 55 redes de baixa tensão, 8 possuem cargas 100% comerciais e 47 possuem 
80% de cargas residenciais e 20% de cargas comerciais. 
 
  
(a) Carga residencial (fase A). 
  
(b) Carga comercial conectada na rede de baixa tensão (fase A). 
  
(c) Carga comercial conectada na rede de média tensão (fase A). 
Figura 3.1 – Exemplo de perfil diário de consumo de potência ativa (à esquerda) e potência reativa (à 
direita) discretizado em 1 segundo. 
3.5.2 Resultados da perda de informação 
Com o objetivo de quantificar a perda de informação no processo de estimação de 
estados devida à agregação de medidas no tempo, alguns indicadores de desempenho são 
definidos, os quais avaliam a capacidade do EESD em estimar: os valores máximos e 
mínimos das magnitudes das tensões do sistema de baixa tensão (Vmax(BT), Vmin(BT)) e do 
sistema de média tensão (Vmax(MT), Vmin(MT)); as magnitudes das correntes nos transformadores 
de distribuição (Itr) e da corrente na subestação de distribuição (I); a perda de potência ativa 
total nas redes de baixa tensão (PPerda(BT)) e na rede de média tensão (PPerda(MT)), bem como a 










































































































































perda de energia dessas redes durante um período de 24 h (EnPerda(BT) e EnPerda (MT)). A forma 
de apresentação dos resultados, detalhada adiante, varia conforme a grandeza analisada. 
 Magnitudes máximas e mínimas da tensão 
A cada intervalo de envio das medidas, Δt, quando há execução do EESD, são obtidas 









) e calculados os erros percentuais dessas 
estimativas, conforme equação (8). O cálculo dos erros é feito a cada segundo, considerando-
se que o estado estimado pelo EESD no tempo t é replicado para o intervalo entre t – ∆t e t. 
Avalia-se a capacidade do EESD em identificar possíveis violações dos limites regulatórios 
de tensão adequada definidos pelo módulo 8 dos Procedimentos de Distribuição de Energia 
Elétrica no Sistema Elétrico Nacional – PRODIST [62] (apresentados mais adiante na Tabela 
3.6). 
São também verificadas as barras (k) e fases (f) em que o estimador detecta os valores 








) de todo o alimentador, 
denominadas barras críticas (o que não se deve confundir com o conceito de medidas críticas 









), definindo-se o percentual de acerto do EESD quanto à localização das 
barras críticas. Quatro situações são caracterizadas, em que o EESD:  
i) detecta corretamente a barra e a fase críticas; 
ii) detecta corretamente a barra crítica, mas erra a fase crítica;  
iii) detecta como crítica uma barra vizinha direta da barra crítica; ou  
iv) não satisfaz os itens i), ii) ou iii). 
 Magnitudes das correntes 
Avalia-se o desempenho do EESD na obtenção da magnitude das correntes dos 
transformadores de distribuição (Itr
ES
) e da corrente na subestação de distribuição (I
ES
), ambas 
tomadas no lado de baixa tensão do transformador. A cada segundo, são calculados os erros 
absolutos e relativos, conforme equações (9) e (10), respectivamente. 
 Perda de potência ativa 
A cada segundo, são calculados os erros absolutos e relativos do EESD na obtenção de 
PPerda(BT)
ES
 e PPerda(MT) 
ES – equações (9) e (10). 
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 Perda de energia 





), referentes ao período de 24 h, são comparadas aos valores obtidos pelo fluxo 
de carga – equações (9) e (10). 
Nas Subseções 3.5.2.1 a 3.5.2.4 são apresentados os resultados obtidos para cada um 
dos indicadores. 
 Magnitudes máximas e mínimas de tensão 3.5.2.1
Na Figura 3.2 apresentam-se os valores máximos da magnitude da tensão verificados 
no sistema de baixa tensão (Vmax(BT)
FC
), a cada segundo, e os valores obtidos pelo EESD 
(Vmax(BT)
ES
), conforme se varia o intervalo ∆t de 1 a 60 min. Além da crescente perda de 
informação do estimador com o aumento de ∆t, verifica-se que mesmo utilizando-se o menor 
intervalo de agregação das medidas (∆t = 1 min) não é possível registrar as magnitudes mais 
elevadas da tensão de curta duração. 
No alimentador em análise, a tensão do nó raiz (na subestação de distribuição) é de 
1,035 pu. Apesar de as redes de baixa tensão simuladas serem essencialmente radiais e não 
possuírem geração de energia ou injeção de potência reativa, tensões elevadas são observadas 
em alguns instantes de tempo, chegando inclusive a ultrapassarem o limite regulatório de 
1,05 pu. Isso se deve principalmente ao desbalanceamento das cargas presentes nessas redes, 
que reflete em carregamentos distintos das fases ao longo do dia. Quando há sobrecarga em 
duas das três fases, por exemplo, a tensão nas fases sobrecarregadas se reduzem enquanto a 
tensão na fase com pouca carga se eleva, devido ao acoplamento mútuo dos condutores. A 
corrente mútua induzida na fase com pouca carga subtrai-se (fasorialmente) da corrente de 
carga dessa mesma fase, reduzindo a corrente total e provocando o aumento da sua magnitude 
de tensão. O mesmo efeito não é verificado na rede de média tensão, onde o nó raiz apresenta 
a magnitude máxima da tensão (1,035 pu) durante as 24 h do dia, motivo pelo qual o perfil 




(a) ∆t = 1 min. (b) ∆t = 5 min. 
  
(c) ∆t = 15 min. (d) ∆t = 30 min. 
 
(e) ∆t = 60 min. 
Figura 3.2 – Módulo máximo da tensão das redes de baixa tensão, calculado pelo FC a cada instante 
de tempo e os correspondentes valores obtidos pelo EESD. 
 
Na Figura 3.3 apresenta-se a distribuição dos erros dos valores estimados de Vmax(BT) 
(%εVmax(BT)) computados a cada segundo ao longo das 24 h, nas redes de baixa tensão. A 
distribuição dos erros no período de simulação é mostrada na forma de blocos, que contêm as 
seguintes informações: o traço horizontal interno representa o valor mediano e os lados 
inferior e superior do bloco limitam o 25º e o 75º percentis, respectivamente; os traços 
verticais inferior e superior são ajustados para abrangerem 97% dos erros; os erros não 
abrangidos pelos traços são representados por pontos isolados (outliers), pelo símbolo “+”. Na 




Figura 3.3 – Distribuição dos erros percentuais de Vmax(BT)
ES– %εVmax(BT) – obtidos para as redes de 
baixa tensão. 
Tabela 3.4 – Módulo dos erros percentuais de Vmax(BT)
 ES
 – |%εVmax(BT)| – Sistema de baixa tensão. 
Δt 
|%εVmax(BT)| (%) 
max prc97 med 
1 1,59 0,30 0,05 
5 1,59 0,41 0,08 
15 1,83 0,49 0,11 
30 1,85 0,50 0,12 
60 1,85 0,53 0,14 
 
É importante destacar que não há ganho considerável em termos de redução dos erros 
máximos de Vmax(BT)
ES
 ao se reduzir o intervalo de agregação das medidas, como se pode 
observar na Tabela 3.4. Isso ocorre, pois, as cargas da rede de baixa tensão podem variar 
consideravelmente em poucos segundos. Mesmo com a agregação das medidas em intervalos 
de 1 min não se é capaz de registrar essas variações. A escolha do 97
o
 percentil para avaliação 
dos erros tem o intuito de não computar os picos instantâneos das grandezas da rede, devidos, 
por exemplo, às partidas dos motores de indução, que duram poucos segundos. A evolução 
dos valores médios e do 97
o
 percentil de |%εVmax(BT)| melhor quantifica as informações 
perdidas pelo EESD com o aumento de ∆t.  
Na Figura 3.4 e na Figura 3.5 apresentam-se os valores mínimos da magnitude da 
tensão verificados nos sistemas de baixa e média tensão, respectivamente. Na Figura 3.4, 
observa-se um perfil semelhante ao das cargas comerciais na curva de Vmin(BT), devido à 
presença predominante desse tipo de carga nas redes de baixa tensão onde se encontram as 
barras críticas. Na rede de média tensão, a perda de informação do estimador é menos 
significativa, uma vez que as variações das cargas conectadas a essa rede, bem como das 
cargas acumuladas nos transformadores de distribuição, são mais suaves do que as variações 
das cargas conectadas às redes de baixa tensão. Esse comportamento pode ser verificado na 




 (%εVmin(BT) e %εVmin(MT)), apresentadas em forma 






























de blocos na Figura 3.6. Na Tabela 3.5 são apresentados o valor máximo, o 97º percentil e o 
valor médio dos módulos de %εVmin(BT) e %εVmin(MT), calculados para as 24 h de simulação. 
 
  
(a) ∆t = 1 min. (b) ∆t = 5 min. 
  
(c) ∆t = 15 min. (d) ∆t = 30 min 
 
(e) ∆t = 60 min. 
Figura 3.4 – Magnitudes mínimas da tensão das redes de baixa tensão, calculadas pelo FC a cada 
instante de tempo e os correspondentes valores obtidos pelo EESD. 
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(a) ∆t = 1 min. (b) ∆t = 5 min. 
  
(c) ∆t = 15 min. (d) ∆t = 30 min 
 
(e) ∆t = 60 min. 
Figura 3.5 – Magnitudes mínimas da tensão da rede de média tensão, calculadas pelo FC a cada 
instante de tempo e os correspondentes valores obtidos pelo EESD. 
  
(a) Sistema de baixa tensão. (b) Sistema de média tensão. 
Figura 3.6 – Distribuição dos erros percentuais de Vmin(BT)
ES
 e Vmin(MT)
ES– %εVmin(BT) e %εVmin(MT) – 
obtidos para os sistemas de baixa e média tensão. 






















































Tabela 3.5 – Módulo dos erros percentuais de Vmin(BT)
ES
 e Vmin(MT)
ES– |%εVmin(BT)| e |%εVmin(MT)| – Sistemas 
de baixa e média tensão. 
Δt 
|%εVmin(BT)| (%) |%εVmin(MT)| (%) 
max prc97 med max prc97 med 
1 6,83 0,57 0,13 0,17 0,05 0,02 
5 6,97 1,04 0,24 0,19 0,08 0,03 
15 6,94 1,18 0,32 0,20 0,09 0,03 
30 6,98 1,48 0,38 0,19 0,10 0,04 
60 6,77 1,95 0,49 0,21 0,12 0,04 
 
Ainda, é possível verificar eventual violação dos limites regulatórios definidos para a 
magnitude da tensão no módulo 8 do PRODIST [62]. O referido regulamento classifica a 
tensão de atendimento como adequada, precária ou crítica, a depender da faixa em que se 
encontra a tensão de leitura (VL) em relação à tensão de referência (Vr), conforme mostrado na 
Tabela 3.6 [62]. Nos pontos de conexão com tensão nominal de operação (Vn) superior a 
1 kV, a tensão de referência é a tensão contratada, que deve se situar entre 95% e 105% da 
tensão nominal. Já nos pontos de conexão com tensão nominal igual ou inferior a 1 kV, a 
tensão de referência é a própria tensão nominal do sistema. 
Tabela 3.6 – Faixas de variação da tensão [62]. 
Tensão de Atendimento 
Faixa de variação da VL 
Vn ≤ 1 kV 1 kV < Vn < 69 kV 
Adequada 0,92Vr  ≤ VL ≤ 1,05Vr 0,93Vr  ≤ VL ≤ 1,05Vr 
Precária 
0,87Vr  ≤ VL < 0,92Vr ou 
1,05Vr  < VL ≤ 1,06Vr 
0,90Vr  ≤ VL < 0,93Vr 
Crítica VL < 0,87Vr ou VL > 1,06Vr VL < 0,90Vr ou VL > 1,05Vr 
  
No intuito de verificar a perda de informação do EESD, os dados da Tabela 3.6 são 
utilizados para se avaliar o percentual do tempo em que a tensão de atendimento transgride os 
limites de tensão adequada, bem como a capacidade do estimador em registrar essa 
transgressão. No caso analisado, não há registro de tensão precária ou crítica na rede de média 
tensão, porém, nas redes de baixa tensão, as magnitudes de tensão atingem os níveis precários 
de atendimento, conforme apresentado na Tabela 3.7. Como se pode observar, para os 
intervalos de tempo de agregação das medidas de 30 e 60 min, o EESD não registra essa 
ocorrência.  
Quanto ao desempenho do EESD em localizar as barras submetidas às magnitudes 
máximas e mínimas da tensão, a cada instante de tempo, os percentuais de acerto das barras 
críticas do alimentador são mostrados na Tabela 3.8. Tais barras localizam-se principalmente 
no sistema de baixa tensão. Como se pode observar na Tabela 3.8, para o caso estudado, não 
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Vmin ao se aumentar 
o ∆t. 
 Tabela 3.7 – Duração da transgressão da tensão precária nas redes de baixa tensão. 
∆t (min) duração (s) duração (% das 24h) 
FC 1.330 1,5 
1 1.200 1,4 
5 1.200 1,4 
15 900 1,0 
30 - - 
60 - - 
 
Tabela 3.8 – Percentuais de acerto de kfVmax e k
f







i ii iii iv i ii iii iv 
1 96,9 1,0 1,0 1,1 91,5 0,1 4 3,7 
5 94,8 1,5 1,0 2,7 91,9 0,1 4 3,2 
15 92,4 1,8 1,0 4,8 90,4 0,1 4,6 3,9 
30 91,7 1,8 1,0 5,5 88,2 0,1 5,2 5,4 
60 90,6 1,4 1,0 7,0 86,3 0,1 6,3 5,9 
i) detecta corretamente a barra e a fase crítica; ii) detecta corretamente a barra, 
mas erra a fase crítica; iii) detecta como crítica uma barra vizinha direta à barra 
crítica; iv) não satisfaz i), ii) ou iii). 
 




Vmin forem determinadas por rede de baixa tensão, há variações 
nos percentuais de acerto dessas barras em cada rede, conforme os tipos de carga a ela 
conectada (residencial ou comercial, por exemplo). Para exemplificar esse ponto, na Tabela 
3.9 mostra-se o percentual de acerto da barra e fase críticas (item i) obtido para a rede de 
baixa tensão n° 50 (identificada no Anexo A), considerando três condições distintas de carga: 
1) 100% de cargas comerciais; 2) 80% de cargas residenciais e 20% de cargas comerciais 
(condição base); e 3) 100% de cargas residenciais. Essa rede possui 42 barras e 64 cargas, e 
conecta-se ao sistema de média tensão por meio de um transformador de 75 kVA 
(13,8/0,22 kV, Δ-Yg). 
Como as cargas residenciais têm um perfil de consumo menos suave, com variações 
expressivas em curtos intervalos de tempo, observa-se uma menor capacidade do EESD em 
detectar as barras com amplitudes extremas de tensão em redes residenciais, mesmo para os 
menores intervalos de agregação das medidas. Já nas redes com prevalência de cargas 
comerciais os percentuais de acerto são mais elevados. Nesse exemplo apresentado, a tensão 
máxima se dá na maior parte do tempo na barra do transformador, o que resulta em um alto 
percentual de acerto de k
f
Vmax, observado nas três condições de carga. 
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Tabela 3.9 – Percentuais de acerto de kfVmax e k
f









i.1 i.2 i.3 i.1 i.2 i.3 
1 100,0 99,8 99,1 94,2 82,0 80,7 
5 100,0 99,7 98,3 92,4 75,1 71,4 
15 100,0 99,7 98,3 90,1 66,7 60,7 
30 100,0 99,7 97,5 88,2 63,5 53,8 
60 100,0 99,7 97,5 85,7 55,3 49,3 
i.1) detecta corretamente a barra e a fase crítica (100% de cargas comerciais); i.2) detecta 
corretamente a barra e a fase crítica (80% de cargas residenciais e 20% de cargas 
comerciais); i.3) detecta corretamente a barra e a fase crítica (100% de cargas residenciais). 
 
 Os resultados mostram que, de uma forma geral, a perda de informação é mais 
significativa ao se estimarem as magnitudes mínimas do que ao se estimarem as magnitudes 
máximas da tensão. Isso se deve, pois, as magnitudes máximas de tensão ocorrem 
principalmente no nó raiz, onde se tem o maior nível de curto-circuito da rede de distribuição. 
As maiores variações de magnitude da tensão, que resultam em maiores perdas de 
informação, estão associadas a baixos níveis de curto-circuito combinados a intensas e 
frequentes mudanças no fluxo de carga, com duração de poucos segundos. 
 Magnitude de corrente 3.5.2.2
 Nesta subseção, avalia-se a capacidade do estimador em obter as magnitudes das 
correntes dos transformadores de distribuição e a corrente da subestação de distribuição, 
ambas tomadas no secundário dos respectivos transformadores. A rede de baixa tensão n
o
 50 é 
novamente utilizada para representar o sistema de baixa tensão. Suas cargas são 80% 
residenciais e 20% comerciais. De uma forma geral, os resultados da perda de informação do 
EESD nas redes de baixa tensão são qualitativamente similares. Para os estudos realizados, 
diferenças quantitativas são observadas quando redes predominantemente comerciais são 
comparadas a redes predominantemente residenciais.  
 Na Figura 3.7 mostra-se o perfil temporal da magnitude da corrente Itr para o 
transformador de distribuição n° 50 considerando os valores máximos observados entre as três 
fases a cada instante de tempo, bem como o perfil estimado para cada ∆t utilizado. Ao passo 
que na Figura 3.8, de forma similar, mostra-se o perfil temporal da magnitude da corrente I 
para o transformador da subestação considerando a rede completa. 
55 
  
(a) ∆t = 1 min. (b) ∆t = 5 min. 
  
(c) ∆t = 15 min. (d) ∆t = 30 min 
 
(e) ∆t = 60 min. 
Figura 3.7 – Magnitudes máximas da corrente no transformador no 50, calculadas pelo FC a cada 
instante de tempo e os correspondentes valores obtidos pelo EESD. 
 Para melhor quantificar a perda de informação do EESD, a distribuição dos erros 
absolutos e relativos de Itr
ES
 – εItr e %εItr – são mostrados na Figura 3.9, e na Tabela 3.10 
apresentam-se o valor máximo, o 97º percentil e o valor médio dos módulos de εItr e %εItr. 
 Os resultados da Figura 3.9 mostram que em 97% do tempo os erros absolutos de Itr
ES
 
estão entre -20 A e +20 A e os erros relativos estão entre -30% e +30%, para ∆t = 60 min. Os 
valores extremos dos erros absolutos – representados pelos outliers na Figura 3.9(a) – tornam-
se mais negativos quando se aumenta o ∆t, enquanto os erros positivos tornam-se menos 
relevantes. Isso significa que os maiores erros (em módulo) ocorrem quando o EESD estima 
magnitudes de correntes menores do que os valores exatos, ou seja, quando o EESD 
subestima as magnitudes das correntes, o que, a princípio, poderia ser um problema para o 
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monitoramento da sobrecarga dos transformadores de distribuição. No entanto, os outliers 
ocorrem em apenas 3% do tempo (43 min em um dia) – período em que a perda de 
informação do EESD é de fato mais relevante –, sendo que as sobrecargas danificam esses 
equipamentos quando duram algumas horas e quando ocorrem com frequência. 
 
  
(a) ∆t = 1 min. (b) ∆t = 5 min. 
  
(c) ∆t = 15 min. (d) ∆t = 30 min 
 
(e) ∆t = 60 min. 
Figura 3.8 – Magnitudes máximas da corrente no nó raiz do alimentador, calculadas pelo FC a cada 
instante de tempo e os correspondentes valores obtidos pelo EESD. 
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(a) Erros absolutos (A). (b) Erros relativos (%). 
Figura 3.9 – Distribuição dos erros absolutos e relativos de Itr
ES
 – εItr e %εItr – obtidos no 
transformador de distribuição n° 50 (lado de baixa tensão). 
Tabela 3.10 – Módulos dos erros absolutos e relativos de Itr
ES
 (|εItr| e |%εItr|). 
Δt 
|εItr| (A) |%εItr| (%) 
max prc97 med max prc97 med 
1 41,1 10,4 2,5 71,4 14,9 4,1 
5 40,6 15,3 3,5 80,3 22,0 5,7 
15 56,2 17,9 4,3 60,7 26,1 7,1 
30 57,6 20,0 5,0 69,7 27,8 8,2 
60 64,2 20,1 5,6 60,7 30,3 9,2 
 
 A distribuição dos erros absolutos e relativos de I
ES
 – εI e %εI – são mostrados na 
Figura 3.10 e na Tabela 3.11. 
 
  
(a) Erros absolutos (A). (b) Erros relativos (%). 
Figura 3.10 – Distribuição dos erros absolutos e relativos de IES – εI e %εI – obtidos na subestação de 
distribuição. 
Tabela 3.11 – Módulos dos erros absolutos e relativos de IES (|εI| e |%εI|). 
Δt 
|εI| (A) |%εI| (%) 
max prc97 med max prc97 med 
1 8,2 2,6 0,9 6,8 2,4 0,8 
5 9,0 3,9 1,3 7,5 3,6 1,2 
15 9,3 5,1 1,7 8,4 4,6 1,6 
30 10,4 5,4 1,9 10,4 5,0 1,7 
60 10,6 6,3 2,3 10,8 5,9 2,1 
 































































































 Como se pode observar, os erros percentuais da corrente estimada no nó raiz do 
alimentador apresentam valores consideravelmente inferiores aos erros obtidos para a corrente 
do transformador de distribuição. Enquanto para o ∆t de 60 min o erro máximo de IES é de 
10,8%, o erro máximo de Itr
ES
 é de 60,7%, para o mesmo ∆t. Diferentemente do efeito 
observado na corrente do transformador, os erros absolutos de maior magnitude de I
ES
, como 
se nota nos outliers da Figura 3.10(a), são valores positivos ou negativos de semelhante 
importância, indicando que o estimador subestima ou superestima a corrente de forma 
parecida para todos os intervalos ∆t. 
 Na Figura 3.11 apresenta-se o crescimento percentual dos valores máximo, 97° 
percentil e médio dos erros absolutos |εItr| e |εI|, quando ∆t varia de 1 a 60 min. O crescimento 
percentual é calculado em relação aos erros obtidos para ∆t =1 min (para o qual o crescimento 
é igual a zero). Como já mencionado anteriormente, há pouca variação dos erros máximos 
quando se aumenta o intervalo de agregação das medidas. No caso de |εI|, enquanto os erros 
máximos crescem 29% quando ∆t varia de 1 a 60 min, os erros médios e o 97° percentil 
crescem 155% e 142%, respectivamente. 
  
(a) Erros absolutos |εItr|. (b) Erros absolutos |εI|. 
Figura 3.11 – Crescimento percentual dos erros absolutos de Itr e I quando ∆t varia de 1 a 60 min. 
 
 Perdas de potência ativa 3.5.2.3
 Na Figura 3.12 e na Figura 3.13 são ilustrados os perfis temporais das perdas de 
potência ativa na rede de baixa e média tensão, respectivamente, bem como os valores 
estimados dessas grandezas. Observa-se que tais curvas apresentam um comportamento 









, uma vez 
que as perdas por efeito joule têm uma relação quadrática com as magnitudes das correntes 
que fluem pelas linhas e transformadores. 













































 Na Figura 3.14 é mostrada a distribuição dos erros absolutos e relativos de PPerda(BT)
ES
. 
Da mesma forma, na Tabela 3.12 apresentam-se os valores máximos, o 97º percentil e os 
valores médios de |εPperda(BT)| e |%εPperda(BT)|, em kW e em %, respectivamente. Avaliando-se os 
erros absolutos de PPerda(BT)
ES
, observa-se que os erros de maior magnitude são principalmente 
negativos, indicando que o EESD subestima as perdas de potência nesse caso. Intervalos Δt 
menores, como o de 1 min, resultam em erros positivos de magnitude mais relevante, mas a 
tendência do estimador é de subestimar as perdas na medida em que se aumenta Δt. Já os 
erros relativos de maior magnitude são positivos, atingindo 220,7% quando utilizado o 
intervalo Δt de 30 min. Sabe-se, porém, que esses valores extremos e positivos dos erros 
relativos estão relacionados a magnitudes menores de perdas de potência ativa. 
 
  
(a) ∆t = 1 min. (b) ∆t = 5 min. 
  
(c) ∆t = 15 min. (d) ∆t = 30 min. 
 
(e) ∆t = 60 min. 
Figura 3.12 – Perdas de potência ativa na rede de baixa tensão no 50, calculadas pelo FC a cada 
instante de tempo e os correspondentes valores obtidos pelo EESD. 
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(a) ∆t = 1 min. (b) ∆t = 5 min. 
  
(c) ∆t = 15 min. (d) ∆t = 30 min 
 
(e) ∆t = 60 min. 
Figura 3.13 – Perdas de potência ativa no sistema de média tensão, calculadas pelo FC a cada instante 
de tempo e os correspondentes valores obtidos pelo ES. 
  
(a) Erros absolutos (kW). (b) Erros relativos (%). 
Figura 3.14 – Distribuição dos erros absolutos e relativos de PPerda(BT)
ES
 – εPperda(BT) e %εPperda(BT) –
obtidos na rede de baixa tensão n° 50. 































































Tabela 3.12 – Módulos dos erros absolutos e relativos de PPerda(BT)
ES
 (|εPPerda(BT)| e |%εPPerda(BT)|). 
Δt 
|εPperda(BT)| (kW) |%εPperda(BT)| (%) 
max prc97 med max prc97 med 
1 0,45 0,08 0,02 140,6 24,2 6,0 
5 0,51 0,16 0,03 199,6 40,5 9,8 
15 0,75 0,21 0,04 142,8 46,3 12,7 
30 0,75 0,23 0,04 220,7 50,5 15,0 
60 0,81 0,23 0,05 157,7 57,3 16,7 
 
Na Figura 3.15 e na Tabela 3.13 é caracterizada a distribuição dos erros εPperda(MT). 
Como se pode observar, os erros relativos de PPerda(MT)
ES são consideravelmente inferiores aos 
obtidos na rede de baixa tensão. Apesar de os erros máximos atingirem valores próximos a 
30% para alguns intervalos ∆t, tais valores extremos são pontuais, como se verifica na Figura 
3.15. O 97° percentil de |%εPperda(MT)| atinge 10% para ∆t = 60 min, enquanto na rede de baixa 
tensão n° 50 tal valor é de 57,3%. 
 
  
(a) Erros absolutos (A). (b) Erros relativos (%). 
Figura 3.15 – Distribuição dos erros absolutos e relativos de PPerda(MT)
ES
 – εPPerda(MT) e %εPPerda(MT) – 
obtidos no sistema de média tensão. 
Tabela 3.13 – Módulos dos erros absolutos e relativos de PPerda(MT)
ES
 (|εPPerda(MT)| e |%εPPerda(MT)|). 
Δt 
|εPPerda(MT)| (kW) |%εPPerda(MT)| (%) 
max prc97 med max prc97 med 
1 3,5 0,6 0,2 26,0 3,2 1,2 
5 4,1 0,9 0,3 30,7 5,0 1,8 
15 4,0 1,2 0,4 29,8 6,6 2,3 
30 3,9 1,4 0,5 28,9 7,4 2,6 
60 3,6 1,8 0,6 23,7 10,0 3,4 
 
 Perdas de energia 3.5.2.4
 A perda de energia da rede de baixa tensão n° 50, EnPerda(BT), e a perda de energia da 
rede de média tensão, EnPerda(MT), referentes ao período de 24 h, são apresentadas na Tabela 
3.14, em que constam os valores obtidos pelo fluxo de carga sequencial discretizado em 




























































passos de 1 segundo e pelo EESD, bem como os erros percentuais %εEnPerda(BT)  e %εEnPerda(MT), 
para cada intervalo Δt. Como se pode observar, os erros percentuais das perdas de energia 
estimadas são consideravelmente inferiores aos erros percentuais das perdas de potência 
estimadas. Isso se deve, pois, as medidas agregadas de potência, enviadas em intervalos de 
tempo Δt, contêm a informação sobre a energia entregue ao sistema e a energia consumida 
pelas cargas naquele período, das quais se obtêm as perdas de energia correspondentes.  
 Na rede de baixa tensão, na medida em que se aumenta o Δt, há redução dos valores 
estimados de EnPerda(BT)
ES
. Os valores de %εEnPerda(BT) são inicialmente positivos, tornando-se 
negativos a partir de Δt = 5 min, e atingindo -3,4% para Δt = 60 min. Tal fato é consistente 
com os resultados obtidos na estimação das perdas de potência, PPerda(BT)
ES
, que apresentam 
uma concentração de erros negativos mais relevantes quanto maior o Δt. 
 Já quanto ao desempenho do EESD na rede de média tensão, apesar de também se 
verificar uma redução dos valores estimados de EnPerda(MT)
ES
 com o aumento de Δt, os erros 
percentuais apresentam pouca variação, e são inferiores a 1% em todos os casos.  










FC 6,40 - 470,0 - 
1 6,41 0,2 474,0 0,9 
5 6,34 -0,9 473,9 0,8 
15 6,28 -1,9 473,7 0,8 
30 6,23 -2,7 473,7 0,8 
60 6,18 -3,4 473,5 0,7 
 
3.5.3 Contribuição da incerteza dos medidores para a perda de informação do EESD 
 Um importante aspecto a ser investigado é a contribuição dos erros do sistema de 
medição na perda de informação do EESD. As análises da Subseção 3.5.2 não distinguem as 
contribuições individuais das duas fontes de erro do EESD, no caso a incerteza dos medidores 
e a agregação das medidas no tempo, uma vez que ambas são consideradas nas simulações – 
erros aleatórios são adicionados às medidas agregadas no tempo, de forma a representar a 
incerteza dos medidores.  
 Nesta subseção, duas condições distintas são simuladas, visando separar os efeitos 
dessas duas fontes de erro do EESD. A primeira condição (Condição 1) avalia o efeito 
exclusivo da agregação das medidas, ou seja, os erros aleatórios não são adicionados às 
medidas e as grandezas de saída do fluxo de carga são submetidas apenas ao processo de 
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agregação no tempo. Na segunda condição (Condição 2), são considerados tanto as incertezas 
dos medidores quanto o processo de agregação e ne = 600 simulações são realizadas, 
variando-se o erro aplicado a cada medida, conforme sua distribuição de probabilidade. O 
diagrama de blocos da Figura 3.16 destaca as etapas da simulação, em que X corresponde à 
grandeza analisada; t0 e tf são os instantes inicial e final da simulação (que tem a duração de 
24 h – fluxo de carga sequencial); e τ representa a resolução das curvas de cargas adotadas 
(1 s). 
 
Figura 3.16 – Etapas da simulação que avalia a contribuição da incerteza dos medidores nos erros das 
variáveis estimadas. 
 Como os estudos realizados neste capítulo indicam erros mais relevantes nas variáveis 
estimadas das redes de baixa tensão, os resultados apresentados adiante se referem à rede de 
baixa tensão n° 50, analisada na Subseção 3.5.2. Dois grupos de incertezas dos medidores são 
testados: 
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 No primeiro grupo, UV = 0,2% para medidas de magnitude de tensão e US = 1,0% 
para medidas de potência ativa e reativa, conforme o caso base; 
 No segundo grupo, UV = 1,0% para medidas de magnitude de tensão e US = 2,0% 
para medidas de potência ativa e reativa. 
 Os resultados da simulação descrita na Figura 3.16 são mostrados na Figura 3.17 à 
Figura 3.20. Os gráficos à esquerda (representados pela letra a) referem-se aos valores médios 
dos erros das variáveis estimadas (|εX1|med e |εX2|med) e os gráficos à direita (representados pela 
letra b) referem-se aos erros máximos das variáveis estimadas (|εX1|max e |εX2|max). Em cada 
figura, as barras cinza estão associadas aos erros absolutos – no caso da magnitude de tensão 
os erros percentuais são considerados – obtidos sem a consideração da incerteza dos 
medidores (Condição 1). A distribuição dos erros obtidos na Condição 2 é representada pelos 
blocos, sendo os blocos escuros referentes ao primeiro grupo de incertezas dos medidores e os 
blocos mais claros referentes ao segundo grupo de incertezas. 
 Comparando-se as barras da Condição 1 com os blocos da Condição 2, verifica-se que, 
em geral, a agregação das medidas no tempo é a principal causa dos erros nas variáveis 
estimadas. A única exceção é verificada na Figura 3.17(a), para os resultados de 
|%εVmax(BT)|med, uma vez que os erros resultantes do processo de agregação são pequenos (não 
ultrapassam 0,07% para o maior intervalo, Δt = 60 min). Nesse caso, o segundo grupo de 
incertezas dos medidores apresenta uma maior contribuição percentual ao erro de Vmax(BT)
ES
. 




 são mais significativos devido à 
agregação das medidas no tempo, a contribuição das incertezas dos medidores torna-se 
irrelevante nesses casos.  
 
  
(a) Erro percentual médio. (b) Erro percentual máximo. 
Figura 3.17 – Contribuição da incerteza dos medidores nos erros médio e máximo de Vmax(BT)
ES
. 













































(a) Erro percentual médio. (b) Erro percentual máximo. 





(a) Erro absoluto médio. (b) Erro absoluto máximo. 





(a) Erro absoluto médio (b) Erro absoluto máximo. 




























































































































3.5.4 Contribuição da falta de sincronismo na integralização das medidas para a perda de 
informação do EESD 
Este estudo de caso visa avaliar o efeito da falta de sincronismo na integralização das 
medidas enviadas à central de gerenciamento na perda de informação do EESD. Para tanto, 
duas condições distintas são analisadas. A primeira condição considera que a integralização 
das medidas de todas as cargas da rede é sincronizada, assim como fora assumido nos estudos 
de caso anteriores. A segunda condição considera a falta de sincronismo entre os intervalos de 
agregação e envio das medidas das cargas. Na primeira condição, a cada intervalo de tempo 
Δt entre os instantes t0 + (b – 1)∙Δt e t0 + b∙Δt – em que t0 é um instante inicial comum a todos 
os medidores da rede e b é um número inteiro positivo –, as medidas de todas as cargas da 
rede são agregadas no tempo e enviadas no instante t0 + b∙Δt à central de gerenciamento. O 
EESD é então executado para cada intervalo de tempo Δt, conforme ilustrado na Figura 
3.21(a), para o sistema hipotético composto por 3 medidores. Mk(t) representa as medidas 
agregadas do medidor k (
kkk
VQP e, ), referentes ao intervalo de tempo entre t – Δt e t. 
A segunda condição considera a falta de sincronismo entre os intervalos de agregação 
das medidas das cargas. O tamanho do intervalo de agregação, Δt, é o mesmo para todas as 
medidas, mas o instante t0 não é necessariamente o mesmo. Cada medidor envia, em 
determinado instante t0i + b∙Δt, as medidas agregadas entre t0i + (b – 1)∙Δt e t0i + b∙Δt – em 
que t0i é o instante inicial referente ao medidor i. O EESD é executado para cada intervalo de 
tempo Δt, utilizando como entrada as medidas agregadas mais recentes enviadas por cada 
medidor, como ilustrado na Figura 3.21(b), em que t03 < t02 < t01. 
Nas Figuras 3.22 a 3.25 são mostrados os efeitos da falta de sincronismo nas 
grandezas estimadas da rede de baixa tensão n° 50, identificada no Anexo A. De forma 
similar aos resultados da Subseção 3.5.3, os gráficos à esquerda (representados pela letra a) 
referem-se aos valores médios dos erros das variáveis estimadas e os gráficos à direita 
(representados pela letra b) referem-se aos erros máximos das variáveis estimadas, para ambas 
as condições simuladas – com e sem sincronismo. 
Como se pode observar, a falta de sincronismo na integralização das medidas, na 
maioria dos casos, contribui de forma a aumentar os erros médios e máximos das grandezas 
estimadas, mas, comparando-se as duas condições simuladas, é possível concluir que a 




(a) Medidas com sincronismo 
 
(b) Medidas sem sincronismo 
Figura 3.21 – Diagrama esquemático que ilustra os instantes de tempo dos envios das medidas e de 
execução do EESD. 
  
(a) Erro absoluto médio. (b) Erro absoluto máximo. 




(a) Erro absoluto médio. (b) Erro absoluto máximo. 












































(a) Erro absoluto médio. (b) Erro absoluto máximo. 




(a) Erro absoluto médio. (b) Erro absoluto máximo. 
Figura 3.25 – Efeito da falta de sincronismo das medidas nos erros médio e máximo de PPerda(BT)
ES
. 
 Discussões sobre as aplicações do EESD 3.6
As análises apresentadas neste capítulo avaliam o desempenho do EESD diante das 
variações naturais das cargas observadas nos sistemas de distribuição. Os resultados mostram 
que para os intervalos testados de agregação das medidas no tempo o EESD é menos apto a 
detectar eventos com duração de poucos segundos, como aqueles causados por partida de 
motores e curtos-circuitos. O aproveitamento dos dados disponibilizados pelos medidores 
inteligentes no monitoramento em tempo real (ou quase real) das redes é limitado à 
observação de fenômenos elétricos detectáveis dentro da escala de tempo de agregação das 
medidas. Nesse sentido, identifica-se o potencial uso do EESD alimentado por dados de 
medidores inteligentes no suporte de funções (presentes ou futuras) de gerenciamento das 
redes, como, por exemplo: 
a) Detecção e localização de faltas de alta impedância; 
b) Monitoramento das perdas técnicas; 
c) Detecção e localização de perdas não técnicas (furto de energia); 
d) Ações de gerenciamento de ativos; 
69 
e) Diagnósticos de problemas de sobretensão, subtensão, desequilíbrio de tensão e 
sobrecarga em regime permanente. 
 Conforme mostrado neste capítulo, na maior parte dos casos o EESD é capaz de 
indicar corretamente a barra em que há subtensão ou sobretensão. É essencial permitir o 
tratamento das causas desses eventos. A estimação das perdas de potência e de energia 
(perdas técnicas) é de extrema importância para se avaliar a eficiência do sistema. Altos 
valores de perdas resultam em altos custos para o setor elétrico. Conforme metodologia 
adotada pela ANEEL [67], as perdas técnicas estimadas são utilizadas para se apurarem as 
perdas não técnicas que, por sua vez, são repassadas às tarifas dos consumidores. 
 A Figura 3.26 ilustra alguns eventos que ocorrem em redes de distribuição e suas 
durações típicas. Com base nos estudos apresentados neste capítulo, eventos com intensidade 
média a alta e duração de poucos segundos podem ocasionalmente ser detectados utilizando-
se intervalos de agregação das medidas de 1 min. Os transitórios causados pela passagem de 
nuvens sobre painéis fotovoltaicos são potencialmente detectados utilizando-se intervalos de 
1 min ou, eventualmente, de 5 min. Quando intervalos superiores a 5 min são utilizados, 
espera-se que o EESD seja capaz de detectar, por exemplo, faltas de alta impedância, perdas 
não técnicas e outros fenômenos em regime permanente. 
 
 
Figura 3.26 – Intensidade e duração de eventos que podem ocorrer em redes de distribuição. 
 Conclusões parciais 3.7
Devido às limitações da frequência de envio dos dados dos medidores inteligentes, as 
aplicações do EESD são distintas daquelas desenvolvidas para os estimadores de estados 
dedicados aos sistemas de transmissão de energia elétrica. A agregação das medidas em 
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intervalos de tempo de poucos minutos a uma hora resulta em perda de informação sobre o 
comportamento da rede em tempo real. Este capítulo investigou as consequências dessa 
agregação na supervisão dos sistemas de distribuição, avaliando a capacidade do EESD de 
estimar as magnitudes das tensões; as condições de carregamento dos transformadores; as 
perdas de potência ativa e as perdas de energia. Importantes conclusões são obtidas dos 
resultados apresentados: 
a) A perda de informação percentual ou relativa é mais significativa nas redes de 
baixa tensão, quando comparadas às redes de média tensão, especialmente quando 
as redes de baixa tensão têm grande concentração de cargas residenciais. Contudo, 
a magnitude das variações de potência das cargas conectadas à baixa tensão é 
menor; 
b) A perda de informação ao se estimarem as magnitudes máximas das tensões é 
menor do que ao se estimarem as magnitudes mínimas das tensões; 
c) Na maior parte do tempo, as barras em que se verificam os valores máximo e 
mínimo das magnitudes das tensões são corretamente identificadas pelo EESD;  
d) A estimação da magnitude das correntes pelo EESD é satisfatória para a 
supervisão das condições de carregamento dos transformadores; 
e) A perda de informação ao se estimarem as perdas de energia é consideravelmente 
inferior do que ao se estimarem as perdas de potência ativa; 
f) Ao se considerarem os efeitos da agregação das medidas no tempo, juntamente 
com as incertezas dos medidores, a principal causa da perda de informação é o 
processo de agregação. Mas, para intervalos Δt menores, os erros dos medidores 
também podem ser importantes; 
g) As medidas agregadas, não sincronizadas, resultam em maiores erros nas 
grandezas estimadas da rede, mas a principal causa desses erros advém da 
agregação das medidas no tempo. 
O que esta análise temporal apresenta é a necessidade de se conciliar intervalo de 
tempo em que os dados da rede são obtidos com a aplicação desejada para esses dados. Não 
se pretende, neste estudo, definir ou delimitar a grandeza dos erros gerados, que podem variar 
consideravelmente conforme o tipo de rede analisada. Mas almeja-se conhecer o 
comportamento desses erros, levantando-se a necessidade desse tipo de análise dentro do 
contexto da estimação de estados em sistemas de distribuição. Há uma tendência crescente de 
monitoramento das cargas nas redes de baixa tensão, por meio de medidores inteligentes. É 
preciso, portanto, avaliar qual o intervalo de tempo adequado para a agregação e o envio dos 
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dados obtidos por esses medidores, de forma a não se perderem informações úteis à 
supervisão da rede e ao mesmo tempo não se sobrecarregarem os sistemas de comunicação e 
armazenamento dos dados.  
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4 APLICAÇÃO DO EESD NA IDENTIFICAÇÃO DE PERDA 
NÃO TÉCNICA 
As perdas inerentes ao próprio funcionamento do sistema de transmissão e distribuição 
de energia são denominadas perdas técnicas. Todos os outros tipos de perda são considerados 
perdas comerciais ou, em outros termos, perdas não técnicas (PNT). A PNT pode estar 
associada a [63]: (a) adulteração dos medidores; (b) defeitos dos medidores; (c) conexões 
ilegais; (d) irregularidades nas cobranças; e/ou (e) contas não pagas. O objetivo deste capítulo 
é propor um método de detecção e localização de furto de energia da rede pela conexão ilegal 
de carga(s) ao sistema, conforme ilustrado na Figura 4.1. Nesse caso, toda ou parte da energia 
é desviada de um ponto anterior ao do medidor inteligente, e, portanto, não é faturada pelas 
distribuidoras de energia.  
 
Figura 4.1 – Ilustração de perda não técnica. 
O método proposto explora a estimação de estados em sistemas de distribuição e 
representa uma importante aplicação dessa ferramenta, tendo em vista os prejuízos gerados 
por esse tipo de perda. No Brasil, os custos associados à PNT, estimados em R$ 8 bilhões ao 
ano [64], são uma das maiores motivações para o investimento em uma infraestrutura 
avançada de medição. Usualmente, esse problema está relacionado a questões culturais e/ou 
sociais, ou a atividades ilegais, como a plantação de maconha [65], [66]. Na Figura 4.2 
mostra-se o percentual das perdas totais e da PNT em relação à energia total injetada no 
sistema constituído por aproximadamente 60 distribuidoras brasileiras, conforme informações 
disponibilizadas pela ANEEL para os anos de 2008 a 2016 [67]. Observa-se que as perdas 
elétricas constituem parcela significativa da energia entregue ao sistema.  
Quando a PNT é apurada por distribuidora, verificam-se grandes diferenças nos 
valores de cada empresa, como apresentado na Figura 4.3, que contém as vinte distribuidoras 
com maiores valores de perda no ano de 2016 [67]. A EDP Escelsa, no estado do Espírito 
Santo, estima um prejuízo de R$ 48 milhões ao ano devido à PNT, e no estado do Rio de 
Janeiro, a tarifa de energia da empresa Ampla seria reduzida em 8% se esse problema fosse 
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completamente eliminado [68]. Para reduzir a incidência de PNT, a concessionária Cemig, no 
estado de Minas Gerais, realiza inspeções presenciais periódicas em unidades suspeitas de 
irregularidade. Em 2012, foram realizadas cerca de 100 mil inspeções [68]. 
 
 
Figura 4.2 – Perdas nos sistemas de distribuição de energia elétrica. Adaptado de [67]. 
 
 
Figura 4.3 – Perdas não técnicas das vinte distribuidoras com maiores valores de perdas no ano de 
2016. Adaptado de [67]. 
Nesse contexto, é importante propor métodos que permitam identificar consumidores 
que apresentam práticas ilegais para que o combate às fraudes seja efetivo e os sistemas 
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tem como consequência direta a redução do preço da energia elétrica destinada aos 
consumidores.  
Alguns procedimentos de identificação de PNT são propostos na literatura. A maioria 
dos trabalhos, como [69]-[71], exploram métodos baseados na classificação do perfil de 
consumo de determinada carga. Padrões de consumo anormais são detectados – e 
considerados suspeitos de irregularidade – por meio de comparações com exemplos de classes 
normais e anormais constantes da base de dados teste. Diversas técnicas são utilizadas para 
classificar o perfil de consumo, como redes neurais [69], lógica fuzzy [70] e Support Vector 
Machine [71]. Em geral, esses métodos têm baixa taxa de detecção e estão mais susceptíveis a 
erros devidos à associação equivocada de comportamentos atípicos de consumo com furto de 
energia [72]. Em [73], os autores buscam contornar algumas dessas limitações dos métodos 
baseados em classificação de padrão. Para tanto, utilizam medições de consumo de energia 
obtidas nos transformadores de distribuição, que são confrontadas com a somatória dos 
consumos registrados pelos medidores inteligentes, de forma a delimitar áreas com suspeitas 
de furto. São também utilizadas séries sintéticas para representar os padrões de furto de 
energia, o que melhora a taxa de detecção do algoritmo.  
Alguns trabalhos sugerem o uso da estimação de estados na localização de PNT, como 
os já mencionados no Capítulo 2, e que são relembrados neste capítulo. Em [74] os desvios de 
energia, ou seja, a energia não registrada pelos medidores inteligentes, são modelados como 
erros sistemáticos de medição. O método dos mínimos quadrados ponderados é então 
utilizado para estimar esses erros, cujos valores não nulos indicam irregularidades na 
medição. Como continuação desse trabalho, em [37] os autores utilizam uma metodologia 
baseada em filtro de Kalman para estimar os erros sistemáticos de medição e, ao mesmo 
tempo, manter a privacidade dos consumidores quanto aos seus dados de consumo em tempo 
real. Em [36], as cargas dos transformadores de distribuição são inicialmente estimadas e 
esses valores comparados às pseudomedidas das potências injetadas nas barras do alimentador 
no intuito de detectar a PNT no nível de média tensão. As pseudomedidas são obtidas 
agregando-se os dados de potência medida nos consumidores até o transformador de 
distribuição. Após identificar a rede de baixa tensão suspeita de irregularidade, uma análise de 
variância é usada para criar uma lista de consumidores com possíveis problemas de medição.  
Uma estimativa da distribuição espacial de PNT é apresentada em [75], em que mapas 
probabilísticos dessas perdas são gerados para o presente, por meio do modelo aditivo 
generalizado, e para o futuro, utilizando-se cadeias de Markov. Entre os dados de entrada do 
algoritmo estão informações socioeconômicas por área e a infraestrutura do sistema elétrico – 
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número de transformadores de distribuição e sua localização georreferenciada, unidades 
consumidoras conectadas a cada transformador, entre outras informações.  
O presente trabalho propõe uma metodologia de detecção e localização de furto de 
energia baseada na análise dos resíduos de medição, realizada após a execução do algoritmo 
de estimação de estados. A ideia básica da metodologia proposta consiste em explorar os 
dados disponibilizados por medidores inteligentes instalados em todas as cargas da rede. É 
adotado o conjunto base de medidas, apresentado no Capítulo 3, em que se tem medição de 
Pk, Qk e Vk, por fase, em todas as barras de carga e medição de Pkm, Qkm e Vk, por fase, no 
transformador da subestação principal (ou no ramo/nó raiz) da rede de média tensão. O desvio 
de potência/energia ilustrado na Figura 4.1 resulta em erro grosseiro nas medidas de Pk e Qk, 
cujos valores medidos são menores do que os valores de fato consumidos naquele ponto. Já as 
medidas de Vk permanecem consistentes com a realidade, pois registram a queda de tensão 
devida à totalidade da energia consumida (parcela tarifada mais parcela desviada). Em 
resumo, por meio dessa prática de furto de energia, podem-se fraudar as medidas de potência 
consumida, mas não se consegue fraudar as medidas de magnitude da tensão. O método 
proposto se baseia nesse fato e, para tanto, são utilizados os conceitos de resíduo de medição, 
matriz de sensibilidade dos resíduos – que relaciona os resíduos aos erros de medição –, e erro 
composto de medição [76], [77], apresentados brevemente nas Seções 4.1 e 4.2. O algoritmo 
de detecção e localização de PNT é detalhado na Seção 4.3, e na Seção 4.4 apresentam-se os 
estudos de caso e os resultados da aplicação do método. 
A contribuição deste trabalho na detecção e localização de PNT consiste na utilização 
de uma composição dos resíduos das medidas de Pk e Qk e das medidas de Vk para identificar 
as barras suspeitas de furto, que traz maior eficácia na seleção das barras corretas. Os métodos 
que utilizam a análise de erros grosseiros na identificação de perdas não técnicas, a exemplo 
de [78], não consideram a configuração de medidas da rede aqui proposta e, portanto, as 
particularidades dos resíduos das medidas em situações de desvio de energia não são 
exploradas. Além disso, em [78], o estimador de estados é executado a cada correção que se 
faz na medida com erro grosseiro. O algoritmo proposto executa apenas uma vez o estimador 
de estados, utilizando a matriz sensibilidade para atualização dos resíduos, o que também se 
caracteriza como uma contribuição deste trabalho. 
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 Tratamento de erros grosseiros em estimação de estados 4.1
Uma das etapas do procedimento completo de estimação de estados consiste no 
tratamento de erros grosseiros, responsável por detectar e localizar medidas com elevado grau 
de imprecisão (erros grosseiros), por meio da análise dos resíduos de medição, r (diferença 
entre os valores medidos, z, e os valores estimados, h(ẋ), de determinada grandeza). Uma vez 
identificado o erro grosseiro em determinada medida, o valor dessa medida deve ser corrigido 
ou removido do conjunto de medição. O estimador é novamente executado para o conjunto de 
medidas atualizado. 
A análise de erros grosseiros é essencialmente baseada nas propriedades dos resíduos 
de medição e em sua distribuição de probabilidade esperada, uma vez conhecida a 
distribuição de probabilidade dos erros das medidas [79]. O método dos mínimos quadrados 
ponderados presume que o erro de determinada medida i, ei, tem distribuição Gaussiana com 
média zero e desvio padrão σi, ou seja, ei ~ N(0, σi). A inspeção dos resíduos normalizados, 
ri
N
, calculados por (13) para determinada medida i, é comumente utilizada na detecção e 







  (13) 
em que Ωii é o elemento ii da diagonal da matriz de covariância dos resíduos, Ω [79]. A 
distribuição esperada dos resíduos normalizados é dada por ri
N
 ~ N(0, 1) – distribuição 
Gaussiana com média zero e desvio padrão unitário. O elemento de maior magnitude em r
N
 é 
comparado ao valor limite (ou limiar), tipicamente estabelecido como 3 vezes o desvio 
padrão, que nesse caso resulta em um limite igual a 3. A violação desse limite sugere que a 
medida correspondente possui erro grosseiro. Ao se detectar a medida errônea, zi
er
, ela deve 
ser removida do conjunto de medição ou, alternativamente, ter seu valor corrigido por uma 
estimativa do seu erro, ei
est




ii ezz   (14) 
 Como a remoção de zi
er
 pode incorrer em perda de observabilidade do sistema, a 
correção do seu valor é a alternativa mais apropriada ao tratamento do erro grosseiro quando 
não há redundância no conjunto de medidas. Nesse sentido, a matriz de sensibilidade dos 
resíduos, S, é uma importante ferramenta utilizada para se estimar o erro associado a zi
er
. Essa 
matriz representa a sensibilidade dos resíduos de medição em relação aos erros das medidas, 
conforme (15). A relação apresentada em (15) é resultante da linearização efetuada no método 
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dos mínimos quadrados ponderados. Mais detalhes sobre esse equacionamento podem ser 
obtidos em [80].   
eSr   (15) 
 A matriz S permite verificar quanto o erro de uma medida zi interfere no valor 
estimado dela mesma ou de outra grandeza medida zj. Mesmo que zj não possua erro de 
medição, seu valor estimado pode sofrer influência maior ou menor dos erros de outras 
medidas.  
 Assumindo-se que as demais medidas, com exceção de zi
er
, são livres de erro, ei
est
 pode 






e   (16) 
em que Sii é o elemento ii da diagonal da matriz S. Neste trabalho, o conceito de erro 
composto de medição, proposto inicialmente em [76] e [77], é utilizado para estimar os erros 
das medidas, em alternativa à equação (16), conforme discutido na Seção 4.2. 
 Ao se obter ei
est
, a medida errônea é então corrigida por (14). Uma nova estimação de 
estados é executada utilizando-se o conjunto de medidas atualizado, e o procedimento de 
detecção e correção de erros grosseiros é repetido até que todos os elementos de r
N
 sejam 
inferiores ao limite determinado.  
 Erro composto de medição 4.2
O conceito de erro composto de medição (CME, do inglês Composed Measurement 
Error) [76], [77] baseia-se no fato de que o resíduo de uma medida não informa o valor total 
do erro nela contido, pois tal erro é composto por duas parcelas pertencentes a dois 
subespaços ortogonais entre si, R(H) e R(H)
┴
, em que R(H) é o espaço imagem da matriz 
jacobiana H. Conforme [81], o resíduo r, que é a parcela do erro detectável (e
D
), pertence ao 
subespaço R(H)
┴
, enquanto a parcela do erro não detectável (e
U
) pertence ao subespaço 






 O CME é a magnitude desse erro total, obtida por (18) para cada medida i. O 
embasamento teórico e a formulação dessa abordagem não são tratados neste texto, mas 
podem ser encontrados nas referências [76], [77] e [81]. 
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1  (18) 
 Conforme [81], uma vez detectada e localizada a medida com erro grosseiro, seu valor 
deve ser corrigido pelo erro normalizado composto (CNE, do inglês Composed Normalized 
Error) multiplicado pelo respectivo desvio padrão da medida, ou seja (19):  
 i
est
































1  (20) 
 No algoritmo apresentado adiante, as equações (19) e (20) são utilizadas para se 
estimarem os erros nas medidas de potência, devidos à PNT.  
 Metodologia de detecção das perdas não técnicas 4.3
O algoritmo de detecção e localização de PNT é baseado nos conceitos apresentados 
na Seção 4.1 e Seção 4.2, e nas particularidades dos resíduos das medidas de Pk, Qk e Vk 
quando o erro grosseiro se dá nas medidas de potência. No processo de estimação de estados, 
esse conjunto de medição tem forte interação, ou seja, o erro em alguma dessas medidas afeta 
significativamente os valores estimados de todas essas grandezas. Em outras palavras, os 
resíduos correspondentes são fortemente correlacionados, o que faz uma medida errônea gerar 
resíduos elevados em medidas isentas de erro. A Figura 4.4 ilustra essa condição observada 
nos resíduos das medidas de potência ativa e de magnitude de tensão (rPk e rVk, 
respectivamente), quando há PNT na barra k, conforme a situação hipotética apresentada na 
Figura 4.1. Para simplificar a análise, uma representação monofásica é utilizada. Os 
sobrescritos EX, MD e ES indicam os valores exatos, medidos e estimados, respectivamente. 
Os resíduos referentes às medidas de potência reativa, rQk, apresentam comportamento similar 
a rPk quando a potência desviada da rede tem componente reativa.  
Na Figura 4.4, ilustram-se os erros e resíduos de medição, adotando-se a convenção 
que define as cargas como injeção negativa de potência. Nesse caso, o erro grosseiro se dá em 
Pk
MD
, que é inferior à potência exata consumida naquele ponto, Pk
EX
, sendo que a diferença 




, difere do valor exato, Vk
EX
, devido ao erro do medidor, o qual se espera estar 
dentro da incerteza declarada pelo fabricante. Após a execução da estimação de estados, 











, o valor de Pk
ES





. O resíduo resultante, rPk, é, portanto, positivo. Por outro lado, Vk
ES
 é superior a 
Vk
MD
, uma vez que Pk
MD
 afeta sua estimação ao informar um consumo inferior ao exato, 
gerando um resíduo, rVk, negativo. Baseando-se nesse comportamento particular dos resíduos 
de medição, é proposto um índice ψk, atribuído a cada barra de carga k da rede e definido 
como a soma do maior valor entre o resíduo normalizado de potência ativa e reativa, com o 







rrrmaxψ  ,  (21) 
em que max(A, B) é uma função que retorna o máximo valor entre A e B. 
 
Figura 4.4 – Comportamento dos erros e resíduos de medição. 
 Assim, primeiramente é feita a inspeção dos resíduos normalizados de potência ativa e 




Qk, acima de um determinado limiar, 
sugere a existência de PNT na rede em questão. Para as barras de carga em que há violação 
dos resíduos de potência, calcula-se o índice ψk. Quando uma representação trifásica é 
adotada, como neste trabalho, ψk representa a maior composição de resíduos entre as três 
fases. A unidade consumidora que apresentar o maior valor de ψk é indicada como localização 
suspeita do furto de energia, e a correspondente medida de potência ativa ou reativa é tratada 
como uma medida com erro grosseiro. Como os resíduos são combinações lineares dos erros 
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das medidas, conforme (15), nem sempre as medidas que contêm erro grosseiro apresentam os 
maiores resíduos. Por exemplo, barras vizinhas podem apresentar resíduos das medidas de 
potência superiores aos da barra onde ocorre a PNT. Para contornar essa questão, o índice ψk 
utiliza a correlação entre os resíduos de potência e magnitude de tensão para dar destaque às 
barras com PNT, reduzindo os erros de localização. 
 Usualmente, no tratamento de erros grosseiros realizado em estimação de estados, a 
medida errônea é retirada do conjunto de medidas ou corrigida por uma estimativa do seu 
erro. Em seguida, nova estimação de estados é executada com o conjunto de medição 
alterado, atualizando-se as variáveis de estado e o vetor de resíduos. Esse procedimento é 
repetido até que não haja resíduos normalizados acima do limiar predefinido. No entanto, para 
a localização de PNT, o foco é identificar os consumidores suspeitos de irregularidades. Nesse 
sentido, além do índice ψk, uma nova alternativa para se atualizar o vetor de resíduos é 
proposta, a qual não requer sucessivas execuções do estimador de estados, e permite a 
localização de unidades suspeitas de PNT por meio de um processo iterativo simplificado. 
Para tanto, utiliza-se o procedimento descrito adiante.  
 Ao se corrigir uma medida errônea zi
er
 por meio da estimativa do seu erro, ei
est
, a 




iii ezze   (22) 
 Uma vez determinado ∆ei, e sabendo-se que para as demais medidas do conjunto de 
medição (zj em que j ≠ i) essa variação é nula, já que seus valores são mantidos inalterados, a 
variação no vetor de resíduos, ∆r, bem como sua atualização, r’, podem então ser 
determinadas por (23) e (24), respectivamente: 
∆r = Si
.∆ei (23) 
rrr   (24) 
em que Si representa o vetor coluna i da matriz sensibilidade. Mudanças consideráveis no 
fluxo de carga da rede ou a existência de erros grosseiros no conjunto de medição não têm 
influência significativa nos elementos da matriz S, desde que a configuração da rede não sofra 
alterações. Consequentemente, S pode ser considerada constante sob essas condições [82]. 
Baseado nessa consideração, as equações (23) e (24) são utilizadas para atualizar o vetor de 
resíduos após a correção de um erro grosseiro, sem a necessidade de execução de nova 
estimação de estados. O EESD é executado apenas uma vez, ao início do algoritmo, quando 
então é calculada a matriz S e o vetor de resíduos inicial. 
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 As etapas do algoritmo proposto, sintetizadas no diagrama de blocos da Figura 4.5, são 
descritas a seguir:  
1. Efetuar a estimação de estados (EESD) trifásica na rede de distribuição analisada, por 
meio do método WLS, adotando-se o conjunto base de medidas.  
2. Calcular a matriz sensibilidade S.  
3. Inicializar as variáveis ErrPNTk = 0, referentes a cada barra de carga k, e o contador de 
iterações, iter = 1.  
4. Calcular o vetor dos resíduos normalizados, rN, e o Erro Normalizado Composto, 
CNE. 
5. Checar a existência de resíduos normalizados de potência ativa e/ou reativa (rNPk e/ou 
r
N
Qk) acima do limiar δ (δ = 3). Em caso afirmativo, seguir para o passo 6. Em caso 
negativo, seguir para o passo 9. 
6. Calcular o índice ψk para cada barra de carga k, em que os resíduos normalizados de 
potência violam o limiar δ. A barra que apresentar o maior valor de ψk é definida 
como suspeita de PNT. 
)( kPNT maxk   (25) 
7. Uma vez detectada a barra kPNT, estimar o erro da medida de potência correspondente, 





































1  (26) 
 em que f corresponde à fase da barra kPNT que apresenta o maior índice ψk. 
8. Determinar a variação do erro utilizando-se (22), e atualizar o vetor de resíduos 
conforme (23) e (24). Incrementar a variável iter em uma unidade, iter = iter + 1, e 
retornar ao passo 4.  
9. Se iter > 1, calcular ErrPNTk(%) para cada barra k, como em (27), em que |ErrPNTk| é a 











 Se iter = 1, não há barras suspeitas de PNT.  
10. Finalizar o procedimento. 
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Figura 4.5 – Diagrama de blocos do procedimento de detecção e localização de furto de energia. 
 Como se pode observar, ErrPNTk é uma variável composta por números complexos que 
representa o acúmulo das correções das medidas de potência (ativa e reativa) realizadas em 
cada barra kNTL durante o processo iterativo. A variável ErrPNTk(%), definida em (27), é 
utilizada ao final do procedimento para classificar as barras suspeitas. Os maiores valores de 
ErrPNTk(%) indicam as localizações mais prováveis de PNT. O resultado do algoritmo é uma 
lista de barras suspeitas, kPNT, e seus respectivos ErrPNTk(%). 
 Estudos de caso 4.4
 Os estudos de caso são realizados no alimentador de uma distribuidora brasileira, já 
apresentado no Capítulo 3. Na Subseção 4.4.1, a aplicação do algoritmo de localização de 
PNT é feita na rede de baixa tensão n° 47, pertencente ao alimentador, no intuito de 
apresentar os conceitos e os cálculos da metodologia proposta. Em seguida, na Subseção 4.4.2 
apresenta-se um estudo de sensibilidade de detecção e capacidade de localização do método, 
diante de algumas variáveis do problema – magnitude, fator de potência e localização da 
PNT. Os resultados para o caso de múltiplas barras com PNT são mostrados na 
Subseção 4.4.3. Nas Subseções 4.4.1 a 4.4.3 assumem-se os valores nominais das cargas e as 
simulações se dão para esse patamar de cargas. Na Subseção 4.4.4 avalia-se o efeito da 
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agregação das medidas no tempo na capacidade de detecção do método, por meio de uma 
análise temporal, e na Subseção 4.4.5 é avaliada a eficácia do método diante da falta de 
sincronismo na integralização das medidas.  
 Os desvios padrões atribuídos às medidas, σ, utilizados na construção da matriz peso 
do estimador de estados, são apresentados na Tabela 4.1, em que a potência base é 1 MVA e a 
tensão base é a tensão nominal. O uso de valores fixos de σ, atribuídos a medidas com 
magnitudes similares e mesmo valor de incerteza, resulta em melhor desempenho do método, 
quando se compara ao uso de σ calculado pela equação (12). 
Tabela 4.1 – Desvios padrões atribuídos às medidas. 
Origem da medida Tipo da medida 
σ (pu) 






 1∙10-3 3∙10-4 
Vk
MD







 5∙10-2 - 
Vk
MD





 5∙10-4 1∙10-5 
 
 Os desvios padrões usualmente utilizados na matriz peso do método WLS refletem as 
incertezas dos equipamentos de medição. Na Tabela 4.1, o valor de σ atribuído a Vk
MD
 é 
calculado dividindo-se o erro máximo esperado daquela medida, em pu, por 3 (como em (12), 
porém assumindo-se que Vk
MD





 são definidos de forma que determinada faixa de magnitudes da PNT possa ser 
detectada e, ao mesmo tempo, os erros devidos à incerteza dos medidores não sejam 
identificados como erros grosseiros. Eles são maiores que os valores de σ calculados por (12). 
Observa-se pela Tabela 4.1 que os mesmos desvios padrões (ou pesos) são atribuídos a 
medidas similares. Por exemplo, σ = 3∙10-4 pu para todas as medidas Pk
MD
 do sistema de baixa 
tensão. Isso melhora o desempenho do método, pois a mesma importância é dada a medidas 
similares no processo de estimação de estados, enfatizando o comportamento dos resíduos de 




 nas redes 




 e de suas 
correspondentes incertezas de medição, em pu, são menores nessas redes, quando comparadas 
às da rede de média tensão e às da subestação de distribuição. 
 Nas simulações, os valores das medidas são obtidos adicionando-se erros aleatórios 
aos resultados do fluxo de carga. Tais erros têm distribuição de probabilidade Gaussiana e são 
limitados pelas incertezas dos medidores, em que UV = 0,2% e US = 1,0%. 
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4.4.1 Estudo de caso 1 – Conceitos da metodologia proposta 
 A rede de baixa tensão utilizada neste estudo é composta por 34 barras e conectada ao 
restante do sistema por um transformador (TF) de 112,5 kVA, 13,8/0,22 kV. Seu diagrama 
unifilar é ilustrado na Figura 4.6 e seus dados são descritos no Anexo B. 
 
 
Figura 4.6 – Diagrama unifilar da rede teste de baixa tensão n° 47. 
 
Uma PNT de 3 kW é considerada na barra 23, associada a uma carga irregular 
conectada entre as fases a e b. O erro grosseiro, portanto, está presente na medida de potência 
ativa da barra 23, P23
MD
, nas fases a e b. Na Figura 4.7 e na Figura 4.8 apresentam-se os 
valores dos resíduos normalizados de potência ativa, rPk
N
, e de magnitude de tensão, rVk
N
, para 
todas as barras de carga. Nessas figuras, apenas as barras em que a fase correspondente possui 
medição são discriminadas no eixo x. 
Na Tabela 4.2 constam os resultados da simulação para esse caso. A primeira coluna 
refere-se à iteração do algoritmo (iter), e as demais colunas contêm as seguintes informações: 




 que compõem o máximo índice ψk; a barra, kPNT, e fases 
correspondentes a esse índice máximo; e o valor acumulado da magnitude de ErrPNTk 
(|ErrPNTk|) na iteração corrente. Nesse caso, a barra 23 foi corretamente indicada com 
|ErrPNT23| = 2,1 kVA, que representa 100% das correções efetuadas nas medidas de potência 
durante as iterações (ErrPNT23(%) = 100%). 
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(a) Fase a 
 
(b) Fase b 
Figura 4.7 – Resíduos normalizados das medidas de potência ativa. 
 
(a) Fase a 
 
(b) Fase b 
Figura 4.8 – Resíduos normalizados das medidas de magnitude de tensão. 







Vk barra kPNT fase Ψk |ErrNTLk| (kVA) 
1 9,2 * -6,8 23 b 16,0 1,4 
2 4,0 * -2,3 23 a 6,3 2,1 
* Não foi identificado erro grosseiro nas medidas de potência reativa. 
 
Na Tabela 4.3 apresentam-se os resultados do algoritmo quando uma carga irregular 
de 4 kW está conectada na barra 23, nas mesmas condições do caso anterior. Como se pode 
observar, a medida P17
MD
 da fase c, livre de erro grosseiro, tem forte interação com as 























































 das fases a e b, e em decorrência disso é equivocadamente 
selecionada. As barras 17 e 23 são indicadas como suspeitas de PNT, com 
|ErrPNT23| = 2,7 kVA (82%) e |ErrPNT17| = 0,6 kVA (18%). Apesar de a indicação da barra 17 
ser um alarme falso, ela reforça a região em que se dá a PNT, uma vez que as barras 17 e 23 
são vizinhas diretas. 







Vk barra kPNT fase Ψk |ErrNTLk| (kVA) 
1 12,2 * -8,5 23 b 20,7 1,9 
2 5,5 * -3,1 23 a 8,6 2,7 
3 3,6 * -1,8 17 c 5,4 0,6 
* Não foi identificado erro grosseiro nas medidas de potência reativa. 
4.4.2 Estudo de caso 2 – Sensibilidade de detecção diante das características da PNT 
Neste estudo o algoritmo é testado no alimentador teste completo (Anexo A), 
composto pela rede de média tensão e as 55 redes de baixa tensão nela conectadas. Uma 
análise de desempenho do método é realizada variando-se a PNT de 1 kW a 10 kW, 
representando cargas comerciais ou residenciais conectadas de forma irregular nas redes de 
baixa tensão. Nesses casos, cargas irregulares com fator de potência (fp) unitário e de 0,84 
indutivo são estudadas, no intuito de se investigar o efeito da componente reativa na potência 
desviada. Os testes são realizados simulando-se a presença de PNT em cada barra de carga 
(uma por vez) das 55 redes de baixa tensão, com a conexão da carga irregular entre duas 
fases. O desempenho do método também é avaliado diante de cargas irregulares trifásicas, 
conectadas diretamente na rede de média tensão, como grandes instalações comerciais ou 
instalações industriais. Nesses casos, a magnitude da PNT é variada de 20 kW a 200 kW, com 
um fator de potência indutivo de 0,84. É simulada a presença de uma planta comercial (ou 
industrial), representada por uma carga trifásica agregada, conectada a cada barra da rede de 
média tensão (uma por vez) – com exceção das barras nas quais se conectam as redes de baixa 
tensão – por meio de um transformador dedicado, especificado na Tabela 4.4. Considera-se 
que parte da carga trifásica dessa planta é desviada do medidor, não sendo registrada.  












500 13,8 0,4 1,3 3,0 ∆ - Yg 
 
Os seguintes indicadores são utilizados para avaliar o desempenho do método: 
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i) Número de casos em que a PNT é detectada, ou seja, o método indica a 
existência de PNT e não necessariamente o método acerta o local; 
ii) Número de casos em que a barra com PNT é indicada/selecionada entre as barras 
suspeitas, ou seja, a barra com PNT apresenta ErrPNTk(%) > 0; 
iii) Número de casos em que a barra com PNT é indicada/selecionada com o 
máximo valor de ErrPNTk(%) entre as barras suspeitas, ou seja, a barra com PNT 
é a barra indicada pelo método como a mais provável de apresentar PNT; 
iv) Número de casos em que uma barra vizinha direta à barra com PNT (primeira 
vizinhança) é indicada com o máximo ErrPNTk(%) entre as barras suspeitas, ou 
seja, uma barra da primeira vizinhança da barra com PNT é a indicada pelo 
método como a mais provável de apresentar PNT; 
v) Número de barras indicadas como suspeitas de PNT (NPNT) em cada caso 
simulado, ou seja, número de barras que apresentam ErrPNTk(%) > 0. 
 Cargas irregulares nas redes de baixa tensão 4.4.2.1
Na Tabela 4.5 e na Tabela 4.6 mostram-se os resultados obtidos para os casos de PNT 
em unidades consumidoras comerciais ou residenciais nas redes de baixa tensão, 
considerando-se fp = 1,00 e fp = 0,84, respectivamente. As colunas das tabelas apresentam, 
para cada magnitude de PNT, o percentual dos casos simulados, referente aos itens i) a iv), e o 
50° e 90° percentis, referentes ao item v). Por exemplo, quando a carga associada à PNT é de 
10 kW com fator de potência unitário, em 99,5% dos casos a PNT é detectada; em 99,1% dos 
casos a barra com PNT está entre as indicadas; em 98,4% dos casos a barra com PNT é 
indicada como principal suspeita; em 1,2% dos casos uma barra vizinha (direta) à barra com 
PNT é indicada como principal suspeita; em 50% dos casos, o número de barras indicadas 
com suspeita de PNT é igual ou menor que 2; em 90% dos casos esse número é igual ou 
menor que 4. 
Como se pode observar na Tabela 4.5 e na Tabela 4.6, quanto maior é a magnitude da 
PNT, maior é a capacidade do método em detectar e localizar a carga irregular (maior 
sensibilidade). Por outro lado, menor é a seletividade, uma vez que um número maior de 
barras com suspeita de PNT é apontado (maior NPNT). Comparando-se as duas tabelas, o efeito 
da componente de potência reativa é de melhorar a capacidade de detecção e localização da 
PNT, uma vez que há aumento da potência aparente desviada da rede, além de uma nova 





Tabela 4.5 – Resultados dos casos de PNT em unidades residenciais ou comerciais com fp=1,00. 
PNT 
(kW) 
Número de casos (%) 
NPNT 
(Percentil) 
i) ii) iii) iv) 
v) 
50 90 
1 24,8 19,6 19,6 4,3 1 1 
2 86,9 71,8 70,7 10,8 1 1 
3 97,3 88,3 85,1 7,7 1 2 
4 99,3 95,3 91,0 5,9 1 2 
5 99,3 97,7 94,6 3,2 2 3 
6 99,5 98,6 95,9 2,9 2 3 
7 99,5 98,9 96,6 2,3 2 3 
8 99,5 99,1 97,0 2,3 2 3 
9 99,5 99,1 97,7 1,6 2 4 
10 99,5 99,1 98,4 1,2 2 4 
i) PNT é detectada; ii) a barra com PNT é selecionada; iii) a barra com PNT é selecionada com 
o máximo índice; iv) uma barra vizinha à barra com PNT é selecionada com o máximo índice; 
v) número de barras indicadas como suspeitas de PNT. 
Tabela 4.6 – Resultados dos casos de PNT em unidades residenciais ou comerciais com fp=0,84. 
PNT 
(kW) 
Número de casos (%) 
NPNT 
(Percentil) 
i) ii) iii) iv) 
v) 
50 90 
1 39,4 32,9 32,2 5,0 1 1 
2 95,5 86,5 80,9 9,0 1 2 
3 99,1 97,1 90,1 6,5 2 3 
4 99,3 98,6 91,6 4,8 2 3 
5 99,8 99,1 93,6 4,1 2 4 
6 99,8 99,1 95,6 2,8 3 4 
7 99,8 99,1 96,1 2,8 3 4 
8 99,8 99,1 97,2 1,9 3 4 
9 99,8 99,0 97,6 1,7 3 5 
10 99,8 99,3 98,6 1,0 3 5 
i) PNT é detectada; ii) a barra com PNT é selecionada; iii) a barra com PNT é selecionada com 
o máximo índice; iv) uma barra vizinha à barra com PNT é selecionada com o máximo índice; 
v) número de barras indicadas como suspeitas de PNT. 
 
É importante ressaltar que a sensibilidade e a seletividade do método são afetadas 
pelos desvios padrões, σ, ajustados na matriz peso W (mostrada na equação (6)). Com a 
finalidade de avaliar essa influência, os resultados do desempenho do algoritmo quando o σ 




 dos medidores inteligentes varia de 1∙10-4 pu a 5∙10-4 pu 
são apresentados na Figura 4.9 e na Figura 4.10. A mesma simulação anterior é conduzida 
para cada σ avaliado, variando-se a magnitude da PNT de 1 kW a 10 kW, com fp = 0,84, e 
alterando-se a localização da PNT nas barras do sistema de baixa tensão. 
Na Figura 4.9 mostra-se o percentual de casos simulados, para cada σ, em que a PNT é 




 é igual a 1∙10-4 pu, o método é capaz 
de detectar magnitudes de PNT de 1 kW em quase 100% dos casos simulados. Já quando o σ 
é igual a 5∙10-4 pu, o percentual de casos simulados em que é possível detectar magnitudes de 
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PNT de 1 kW é inferior a 20%. Nota-se que quanto maior o valor de σ, menor é a 
sensibilidade do método. No entanto, para magnitudes de PNT maiores ou iguais a 3 kW, o 
desempenho do método é praticamente o mesmo para todos os desvios padrões testados. 
Na Figura 4.10 consta o 90° percentil do número de barras identificadas como 
suspeitas de PNT (NPNT) – para os casos simulados em que há detecção –, conforme se varia a 
magnitude da PNT. Observa-se que quanto maior o valor de σ, menor é NPNT, indicando maior 
seletividade do método. 
 
Figura 4.9 – Percentual de detecção da PNT (fp = 0,84). 
 
Figura 4.10 – 90°percentil de NPNT para os casos simulados (fp = 0,84). 
 Cargas irregulares na rede de média tensão 4.4.2.2
Na Tabela 4.7 são apresentados os resultados obtidos para os casos de cargas 
irregulares na rede de média tensão. Como se pode observar, o método não é capaz de 
detectar magnitudes de PNT menores ou iguais a 22 kW, uma vez que a queda de tensão 
devida à PNT não é suficientemente alta. No entanto, para magnitudes maiores ou iguais a 
23 kW, verifica-se um alto percentual de detecção, próximo ou igual a 100%, com a correta 
indicação da barra irregular como principal suspeita. Quando a PNT é de 200 kW, há pequena 
perda de seletividade do método, com o aumento do número de barras suspeitas indicadas. 
Apesar dos altos montantes de potência desviada nesses casos, os valores de NPNT ainda são 
muito inferiores àqueles obtidos nos casos de PNT nas redes de baixa tensão. Uma das razões 
para esse fato é que as cargas simuladas na média tensão se conectam à rede por meio de um 
transformador dedicado, e suas medidas têm fraca interação com as demais medidas do 


















































































sistema. Em outras palavras, os erros grosseiros associados às medidas dessas cargas têm 
pouca influência nos valores estimados das grandezas medidas em outras barras do sistema, 
resultando em elevada seletividade. 
Tabela 4.7 – Resultados dos casos de PNT em unidades industriais com fp=0,84. 
PNT (kW) 
Número de casos (%) 
NPNT 
(Percentil) 
i) ii) iii) iv) 
v) 
50 90 
20/21 0 0 0 0 0 0 
22 39,6 39,6 39,6 - 1 1 
23 96,9 96,9 96,9 - 1 1 
24/25/50/100/150 100 100 100 - 1 1 
200 100 100 100 - 1 2 
i) PNT é detectada; ii) a barra com PNT é selecionada; iii) a barra com PNT é selecionada com 
o máximo índice; iv) uma barra vizinha à barra com PNT é selecionada com o máximo índice; 
v) número de barras indicadas como suspeitas de PNT. 
4.4.3 Estudo de caso 3 – Desempenho do método para múltiplas situações de PNT 
Nos estudos de caso anteriores, foram consideradas situações de PNT em um ponto 
único do sistema. Este estudo visa avaliar a eficácia do método diante de múltiplas situações 
de PNT ao longo da rede. O exemplo apresentado adiante considera a existência de 7 cargas 
irregulares conectadas em 3 das 55 redes de baixa tensão do alimentador teste. Na Tabela 4.8 
mostram-se a relação das barras com PNT e as respectivas redes de baixa tensão, bem como a 
magnitude da potência ativa desviada e o fator de potência da PNT. 
Tabela 4.8 – Localização e magnitude da PNT 
Número da 
rede de BT 
Barras da 







714 4 0,84 
715 4 0,84 
716 4 0,84 
45 815-841 
829 4 0,84 
837 4 0,84 
47 947-979 
958 4 0,84 
964 4 0,84 
 
 O resultado do algoritmo é apresentado na Tabela 4.9, onde constam as barras kPNT 
apontadas como suspeitas, classificadas em ordem decrescente de acordo com o 
correspondente ErrPNTk(%). 
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1 714 19,9 
2 715 16,4 
3 829 14,9 
4 837 13,6 
5 964 13,4 
6 958 11,7 
7 716 7,9 
8 957 1,5 
9 720 0,7 
 
 Como se pode observar, as barras com PNT são corretamente apontadas e possuem os 
maiores valores de ErrPNTk(%) – classificação 1 a 7 – diante do conjunto de barras kPNT 
indicadas. Outras duas barras – classificação 8 a 9 –, pertencentes às redes de baixa tensão 
n° 2 e n° 47 são também indicadas, totalizando NPNT igual a 9. Mesmo selecionando 
incorretamente as duas últimas barras, o algoritmo localiza corretamente as redes afetadas, 
uma vez que essas barras fazem parte das redes de baixa tensão com PNT, de modo que a 
região indicada para inspeção está de certa forma adequada. Com essa informação, as 
distribuidoras de energia podem programar inspeções presenciais às barras com suspeita de 
PNT, verificando possíveis irregularidades, ao invés de checar todo o alimentador. 
4.4.4 Estudo de caso 4 – Efeito da agregação das medidas no tempo 
Esta análise visa avaliar o efeito da agregação das medidas no tempo no processo de 
detecção e localização da PNT. Para tanto, o algoritmo de detecção é aplicado a cada intervalo 
de tempo Δt – quando o EESD é executado –, ao longo de 24 h, conforme curvas de carga e 
intervalos Δt utilizados no Capítulo 3, ou seja, com discretização de 1 s. Verifica-se o 
desempenho do algoritmo de localização de PNT para os diferentes intervalos de agregação 
das medidas, considerando-se a duração e a magnitude da potência desviada da rede. Os 
resultados são obtidos somando-se, para cada barra de carga k da rede, os valores de |ErrPNTk| 
calculados a cada intervalo de tempo Δt, durante o período analisado de 24 h. Ao final desse 
período, os percentuais de correção da potência de cada barra, ErrPNTk(%), são calculados, de 
forma similar à análise de um patamar de cargas. 
A PNT é representada por curvas de cargas, baseadas no consumo de dois 
equipamentos – aparelho de ar condicionado e chuveiro elétrico –, que representam parcela 
considerável do consumo residencial brasileiro, como pode ser observado na Figura 4.11, 
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cujos dados foram obtidos pelo Programa Nacional de Conservação de Energia Elétrica 
(PROCEL) e constam em [83].  
 
Figura 4.11 – Consumo típico do consumidor brasileiro. 
Para a definição dos perfis das cargas irregulares, são considerados os horários de uso 
e as faixas de potência representativas do aparelho de ar condicionado e do chuveiro elétrico, 
cujas informações são obtidas da Figura 4.11 e do site do INMETRO [84]. Dessa forma, nas 
simulações adiante, é considerado um consumo constante de 3 kW, no período de 0 h às 6 h, 
para representar o uso de dois a três aparelhos de ar condicionado – a depender da classe de 
eficiência e capacidade de refrigeração [84]. No caso do chuveiro elétrico, são considerados 3 
acionamentos no intervalo ente 17 h e 21 h. Para tanto, são selecionados, de forma aleatória, 3 
períodos não coincidentes dentro desse intervalo, com duração de 10 min cada, em que uma 
potência constante de 5 kW é desviada da rede. Quanto ao fator de potência dessas cargas, 
não disponibilizado obrigatoriamente pelos fabricantes, são assumidos três valores distintos 
para o ar condicionado (0,84, 0,92 e 1,00). A escolha de valores mais baixos (0,84 e 0,92) 
baseia-se em algumas referências, a exemplo de [83] e [85], e a escolha do valor unitário é 
justificada pela tendência atual dos equipamentos modernos, que possuem dispositivos 
eletrônicos para compensação da potência reativa. Quanto ao fator de potência do chuveiro 
elétrico, é assumido o valor unitário por se tratar de uma carga puramente resistiva [83] e 
[85]. 
Os testes realizados neste estudo de caso consideram a presença de PNT em 5 barras 
da rede de baixa tensão ilustrada na Figura 4.6: barras 6, 11, 13, 19 e 29. Para cada barra com 
PNT, é definido o perfil de consumo das cargas irregulares, descrito anteriormente. Os 































resultados obtidos para o período de 0 h a 6 h, em que a energia desviada é destinada a 
aparelhos de ar condicionado, são apresentados na Subseção 4.4.4.1, seguida da Subseção 
4.4.4.2, em que se apresentam os resultados obtidos para o período entre 17 h e 21 h, 
referentes aos desvios destinados a chuveiros elétricos.  
  Resultados – furtos de energia destinados a aparelhos de ar condicionado 4.4.4.1
Neste exemplo, os percentuais ErrPNTk(%) obtidos para cada barra são os mesmos para 
Δt = 1; 5; 15; 30 e 60 min. Alterações desses percentuais são verificadas quando se altera o 
fator de potência da PNT, conforme ilustrado na Figura 4.12 à Figura 4.14, que apresentam, 
em forma de barras, os valores de ErrPNTk(%) obtidos para os fatores de potência de 0,84, 0,92 
e 1,00, respectivamente. 
 Como a duração da PNT é de 6 h, superior a todos os intervalos de agregação das 
medidas analisados, o algoritmo apresenta o mesmo desempenho para todos os Δt. As 
variações devidas aos fatores de potência da energia desviada são esperadas, uma vez que o 
algoritmo de detecção e localização de PNT também avalia os resíduos de potência reativa 
das medidas, que poderão eventualmente ser corrigidos se eles se sobressaírem diante dos 
demais. O método se mostra mais seletivo para os fatores de potência de 0,84 e 0,92, 
indicando apenas as barras irregulares como suspeitas de PNT. Para o fator de potência 
unitário, há indicação equivocada da barra 3, que se encontra próxima ao transformador de 
distribuição e no caminho do fluxo de potência para as barras 6, 11, 13 19 e 29. 
 
 
Figura 4.12 – Valores de ErrPNTk(%) obtidos nos casos de furto de energia destinado a aparelhos de ar 
condicionado – fp = 0,84. A PNT está presente nas barras 6, 11, 13, 19, 29. 


















Figura 4.13 – Valores de ErrPNTk(%) obtidos nos casos de furto de energia destinado a aparelhos de ar 
condicionado – fp = 0,92. A PNT está presente nas barras 6, 11, 13, 19, 29. 
 
Figura 4.14 – Valores de ErrPNTk(%) obtidos nos casos de furto de energia destinado a aparelhos de ar 
condicionado – fp = 1,00. A PNT está presente nas barras 6, 11, 13, 19, 29. 
  Resultados – furtos de energia destinados a chuveiros elétricos 4.4.4.2
 Na Figura 4.15 são mostrados os valores de ErrPNTk(%) obtidos para o período entre 
17 h e 21 h, para a PNT destinada a chuveiros elétricos. Há variações desses percentuais 
conforme se aumenta o intervalo de agregação das medidas, uma vez que a duração da PNT é 
superior apenas aos intervalos Δt de 1 e 5 min. 
 Como se pode verificar, para intervalos Δt entre 1 e 30 min, há indicação correta de 
todas as barras com PNT, mas há também indicação equivocada da barra 3 (para Δt = 1 e 
5 min) e da barra 10 (para Δt = 15 e 30 min). Já quando utilizado o intervalo de agregação de 
60 min, o algoritmo falha na detecção da barra 6, indicando a barra 10, sua vizinha direta. É 
importante destacar que o monitoramento contínuo da rede aumenta a probabilidade de 
detecção da PNT, uma vez que, em determinados momentos, o uso das cargas irregulares 
pode se dar em janelas de tempo que favorecem a sua detecção. 


































(a) ∆t = 1 min. (b) ∆t = 5 min. 
  
(c) ∆t = 15 min. (d) ∆t = 30 min. 
 
(e) ∆t = 60 min. 
Figura 4.15 – Valores de ErrPNTk(%) obtidos nos casos de furto de energia destinado a chuveiros 
elétricos – fp = 1,00. A PNT está presente nas barras 6, 11, 13, 19, 29. 
4.4.5 Estudo de caso 5 – Efeito da falta de sincronismo na integralização das medidas da 
rede 
 Esta subseção visa avaliar o efeito da falta de sincronismo na integralização das 
medidas da rede na detecção e localização da PNT ao se aplicar o método proposto. Como já 
apresentado na Subseção 3.5.4, a falta de sincronismo se dá quando os intervalos de 
integralização/agregação e os instantes de envio das medidas à central de gerenciamento são 
distintos para cada barra em que se tem medição. O tamanho do intervalo de agregação, Δt, é 
o mesmo para todas as medidas da rede. O algoritmo de detecção é então aplicado a cada 
intervalo de tempo Δt – quando o EESD é executado –, e os valores de |ErrPNTk| de cada barra 
de carga k são somados ao longo do período de análise, conforme procedimento apresentado 
no estudo de caso anterior. 
 Nesta simulação, foram fixados: o instante inicial da PNT; a magnitude da PNT – 
4 kW, fator de potência unitário; e os instantes em que cada medidor (de cada carga) enviam 
suas medidas. Foram variados: o intervalo de tempo de agregação das medidas – ∆t (de 1, 5 e 

















































































15 min); a duração da PNT – ∆tPNT (de 5, 15 e 30 min); e as barras com PNT (dentre as barras 
de carga da rede). 
 Nas Tabelas 4.10 a 4.14 são mostrados os resultados da simulação obtidos para a rede 
de baixa tensão da Figura 4.6, que possui 31 barras de carga. Para fins de comparação, em 
cada tabela constam os resultados obtidos quando há sincronismo entre a integralização das 
medidas e quando não há sincronismo. Os resultados da Tabela 4.10 à Tabela 4.12 mostram, 
para cada intervalo de tempo de agregação das medidas (linhas das tabelas) e para cada 
duração do furto de energia (colunas das tabelas), o número de casos (dentre os 31 casos 
simulados em que foram variadas as barras com furto, uma por uma) nos quais i) a PNT é 
detectada; ii) a barra com PNT é selecionada; e iii) a barra com PNT é selecionada com o 
máximo índice, respectivamente. Na Tabela 4.13 e na Tabela 4.14 constam, respectivamente, 
o 50° percentil e o 90° percentil do número de barras indicadas com suspeita de PNT (NPNT), 
para cada combinação de ∆t e ∆tPNT simulada.  
 
Tabela 4.10 – Número de casos em que a PNT é detectada (dentre os 31 casos simulados). 
 
Medidas com sincronismo Medidas sem sincronismo 
∆t (min) ∆tPNT (min) ∆tPNT (min) 
5 15 30 5 15 30 
1 31 31 31 31 31 31 
5 31 31 31 31 31 31 
15 30 31 31 30 31 31 
 
Tabela 4.11 – Número de casos em que a barra com PNT é selecionada (dentre os 31 casos 
simulados). 
 
Medidas com sincronismo Medidas sem sincronismo 
∆t (min) 
∆tPNT (min) ∆tPNT (min) 
5 15 30 5 15 30 
1 28 28 28 29 29 29 
5 28 28 28 29 29 29 
15 28 28 29 29 29 30 
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Tabela 4.12 – Número de casos em que a barra com PNT é selecionada com o máximo índice (dentre 
os 31 casos simulados). 
 
Medidas com sincronismo Medidas sem sincronismo 
∆t (min) 
∆tPNT (min) ∆tPNT (min) 
5 15 30 5 15 30 
1 26 26 26 27 27 27 
5 26 26 26 25 26 26 
15 23 23 24 22 22 22 
 
Tabela 4.13 – Número de barras indicadas como suspeitas de PNT (percentil 50). 
 
Medidas com sincronismo Medidas sem sincronismo 
∆t (min) ∆tPNT (min) ∆tPNT (min) 
5 15 30 5 15 30 
1 2 2 2 4 4 4 
5 2 2 2 4 4 4 
15 2 2 2 4 4 4 
 
Tabela 4.14 – Número de barras indicadas como suspeitas de PNT (percentil 90). 
 
Medidas com sincronismo Medidas sem sincronismo 
∆t (min) ∆tPNT (min) ∆tPNT (min) 
5 15 30 5 15 30 
1 3 3 3 7 7 7 
5 3 3 3 7 7 7 
15 3 3 3 6 6 6 
 
 Como se observa pelas tabelas, o método proposto apresenta alta taxa de detecção e 
localização da PNT, mesmo quando não há sincronismo na integralização das medições 
enviadas à central de gerenciamento. Seu desempenho é favorecido quando os intervalos de 
agregação das medidas (∆t) são menores, e quando a duração do furto de energia (∆tPNT) é 
maior. Por outro lado, a falta de sincronismo impacta na seletividade do método proposto, 
uma vez que o número de barras indicadas com suspeita de PNT é superior ao dos casos em 
que há sincronismo na medição. 
 Conclusões parciais 4.5
 Neste capítulo, foi proposta uma metodologia de detecção e localização de PNT 
aplicada a sistemas de média e baixa tensão baseada em uma nova abordagem do tratamento 
de erros grosseiros em estimação de estados. Um conjunto de medidas essencialmente 
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composto por dados provenientes de medidores inteligentes instalados em todas as cargas da 
rede é explorado. Os resíduos de medição resultantes da aplicação do EESD, os quais 
apresentam um comportamento particular na presença de PNT, são utilizados na localização 
dos consumidores irregulares.  
 Conforme os resultados apresentados no estudo de caso 2, para PNT na rede de baixa 
tensão, quando as potências ativas desviadas são superiores a 3kW, o método é eficaz na 
seleção da barra irregular como principal suspeita, ou ao menos na identificação da região 
afetada, selecionando barras em sua vizinhança. Já para situações de PNT nas redes de média 
tensão, a eficácia do método é verificada para potências desviadas acima de 23 kW, 
apresentando superior seletividade ao se comparar com os casos simulados nas redes de baixa 
tensão. Em situações de múltiplas barras com PNT, conforme resultados obtidos no estudo de 
caso 3, o método se mostra capaz de identificar as localizações mais prováveis de 
irregularidades. 
 É importante ressaltar que os valores dos desvios padrões atribuídos às medidas, 
utilizados na construção da matriz peso, devem estar em conformidade com as magnitudes 
dos resíduos de medição, de forma a garantir que a PNT seja detectada e que os erros de 
incerteza dos medidores não sejam identificados como erros grosseiros. Valores pequenos de 
desvios padrões associados às medidas de potência podem melhorar a sensibilidade de 
detecção da PNT, mas, por outro lado, podem reduzir a seletividade do método, aumentando o 
número de falsos alarmes. 
 O estudo de caso 4 mostra que o método é capaz de identificar e localizar desvios de 
energia destinados a equipamentos de ar condicionado e chuveiros elétricos diante da 
agregação das medidas em intervalos de até 30 min, preferencialmente. No caso da PNT 
relacionada a chuveiros elétricos, o uso de intervalos de 60 min é menos apropriado à 
detecção. Apesar de a análise apresentada considerar um período de 24 h de simulação, 
quanto maior o período de observação, maiores são as chances de se detectarem as barras com 
PNT, devido aos intervalos de uso das cargas irregulares, que podem variar de um dia para o 
outro. Quanto menor a magnitude e a duração da PNT – associada a um maior intervalo Δt –, 
menor a capacidade de detecção e localização das cargas irregulares, uma vez que os efeitos 
da PNT na magnitude da tensão medida, que por sua vez é a responsável por acusar o erro 
grosseiro nas medidas de potência, são amenizados pela agregação das medidas no tempo. 
 Por fim, o estudo de caso 5 mostra que o principal efeito da falta de sincronismo na 
integralização das medidas agregadas é reduzir a seletividade do método, resultando em um 
maior número de falsos alarmes.  
99 
 Uma questão que poderia vir à tona é relativa à aplicabilidade do algoritmo em redes 
de distribuição que possuam geração distribuída. Mesmo que a geração de energia seja 
modelada como uma injeção positiva de potência, o comportamento dos resíduos de medição, 
retratado na Figura 4.4, permanece o mesmo. Portanto, o desempenho do método, em 
princípio, não é afetado nesses casos.  
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5 APLICAÇÃO DO EESD NA IDENTIFICAÇÃO DE 
PROBLEMAS DE QUALIDADE DA TENSÃO 
 Os resultados apresentados no Capítulo 3 mostram que a abordagem do estimador de 
estados utilizando como entrada medidas agregadas no tempo, enviadas em intervalos 
regulares à central de gerenciamento, não permite registrar satisfatoriamente problemas de 
qualidade da tensão de curta duração, mesmo quando utilizados intervalos de 1 min entre duas 
transmissões de dados. Assim, para identificar problemas de qualidade de tensão tais como 
afundamentos de tensão e desequilíbrio de tensão, e localizar suas fontes causadoras, propõe-
se, neste capítulo, uma metodologia de estimação de estados baseada na detecção de eventos. 
Uma breve discussão sobre os problemas tratados é apresentada nas Seções 5.1 e 5.2. Na 
Seção 5.3 descreve-se a metodologia do EESD baseado em eventos e na Seção 5.4 
apresentam-se os resultados dos estudos de caso.  
 Afundamentos de tensão 5.1
 Conforme o padrão IEC 61000-4-30 [86], os afundamentos de tensão (em inglês, 
voltage sags) são reduções temporárias na magnitude da tensão abaixo de um valor limite 
predefinido (threshold). O padrão IEEE 1159-1995 [87] determina um threshold de 90% do 
valor nominal da magnitude da tensão e define voltage sag como tensão de valor rms entre 0,1 
a 0,9 pu com duração entre meio ciclo da frequência da rede a um minuto. Reduções abaixo 
de 0,1 pu são classificadas como interrupções [88]. 
 As principais causas dos afundamentos de tensão são curtos-circuitos (ou faltas), 
sobrecargas e partidas de motores de indução. Durante o procedimento de partida direta, o 
motor de indução se comporta como um transformador curto-circuitado, drenando uma 
corrente de alto valor e, portanto, uma alta potência, em grande parte reativa. Devido à 
natureza indutiva do circuito do motor, o fator de potência durante a partida atinge valores 
baixos, entre 10% e 20%, e a corrente atinge magnitudes em torno de sete vezes a da corrente 
nominal [89]. Com o advento da geração distribuída, problemas de afundamento de tensão 
podem ser verificados também após a atuação de sistemas de proteção anti-ilhamento, com 
durações que chegam a ultrapassar 30 s [90]. 
 Tipicamente, os afundamentos de tensão são caracterizados por sua magnitude, ou 
profundidade, e sua duração. Um exemplo de diagrama de magnitude da tensão X duração 
é apresentado na Figura 5.1 [91], para diferentes tipos de fontes causadoras dessa perturbação. 
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A magnitude da tensão refere-se ao percentual da tensão nominal verificado durante o 
afundamento da tensão. 
 
1. Faltas nos sistemas de transmissão. 
2. Faltas nos sistemas de distribuição 
remotos. 
3. Faltas nos sistemas de distribuição locais. 
4. Partida de grandes motores. 
5. Pequenas interrupções. 
6. Faltas extintas pela atuação de fusíveis. 
Figura 5.1 – Magnitude e duração do afundamento de tensão, conforme a causa. Adaptado de [91]. 
 Afundamentos de tensão são indesejados e prejudiciais a equipamentos cujo 
desempenho seja sensível a variações dessa grandeza, como é o caso dos equipamentos 
eletrônicos e dos motores, cujo torque depende do quadrado da magnitude da tensão. A curva 
ITI/CBEMA, apresentada na Figura 5.2, estabelece as magnitudes e durações da tensão 
suportáveis por equipamentos eletrônicos [92]. 
 
 
Figura 5.2 – Curva ITI/CBEMA: Tolerância à tensão de equipamentos monofásicos com tensão 
nominal de 120 V. Adaptado de [92]. 
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 Dessa forma, agências reguladoras de diversos países estipulam limites para a variação 
da tensão de curta duração. No caso do Brasil, o módulo 8 do PRODIST [62] classifica os 
afundamentos de tensão em duas categorias, conforme sua duração (Tabela 5.1). 
Tabela 5.1 – Classificação dos afundamentos de tensão pelo PRODIST. Retirado de [62]. 
Classificação Duração da variação 
Magnitude da tensão em 
relação à tensão de referência 
Afundamento Momentâneo de Tensão 1 ciclo ≤ duração ≤ 3 s 0,1 pu ≤ V < 0,9 pu 
Afundamento Temporário de Tensão 3 s < duração < 3 min 0,1 pu ≤ V < 0,9 pu 
 
 Nesse regulamento, é também estabelecido um procedimento para se calcular o fator 
de impacto, que caracteriza a severidade das incidências de variações de tensão de curta 
duração nas redes de distribuição de média e alta tensão. O fator de impacto é calculado para 
um período de 30 dias consecutivos de medição, e se baseia na frequência de ocorrência 
dessas perturbações, na sua duração e na magnitude atingida pela tensão. Para esse indicador 
são definidos valores de referência, que são parâmetros a serem utilizados no planejamento do 
sistema de distribuição, conforme [62]. 
 Devido ao impacto negativo dos afundamentos de tensão, técnicas são empregadas 
objetivando localizar a(s) fonte(s) causadora(s) do problema (em inglês, voltage sag source 
detection). No caso de afundamentos causados por curtos-circuitos no sistema, existem 
procedimentos baseados em medições provenientes apenas da subestação. No entanto, 
algumas metodologias propostas recentemente exploram informações potencialmente obtidas 
de uma infraestrutura avançada de medição, coletadas ao longo do alimentador. A ideia básica 
desses métodos é identificar se a fonte do afundamento se encontra à frente ou atrás de 
determinado monitor, aplicando-se conceitos como os descritos a seguir:  
 Relés de distância [93]: Sendo Zpré-AT e ZAT as impedâncias medidas antes e durante o 
afundamento de tensão, se |ZAT| < |Zpré-AT| e ATZ  > 0 a fonte causadora se encontra à 
frente do medidor de qualidade de energia, caso contrário se encontra atrás. Como esse 
procedimento considera que há fontes de tensão em ambos os lados da linha/ramo sob 
análise (topologia não radial), há algumas limitações à sua aplicação em sistemas de 
distribuição; 
 Sinal da resistência [94]: Componentes na frequência fundamental e de sequência 

















em que Vˆ  e Iˆ  representam os fasores de tensão e corrente e os subscritos pré-AT e AT 
indicam antes e durante o afundamento de tensão. Se a parte real de Ze for positiva, ou 
seja, real(Ze) > 0, a causa do afundamento está do lado da fonte de tensão, caso 
contrário está no lado do consumidor;  
 Potência e energia do distúrbio [95]: A potência do distúrbio é definida como a 
diferença entre a potência instantânea trifásica obtida por medições e a potência 
instantânea trifásica em regime permanente (na ausência do distúrbio). A energia do 
distúrbio é dada pela integral da potência do distúrbio. Uma vez que a energia tende a 
fluir em direção à fonte do distúrbio, variações na potência e energia do distúrbio 
podem indicar se sua localização está à frente ou atrás do medidor. 
 As metodologias descritas anteriormente utilizam dados de corrente e tensão. Há 
outros métodos, no entanto, que se baseiam apenas nas magnitudes das tensões durante os 
afundamentos. No trabalho apresentado em [34], o caminho da subestação até a fonte do 
afundamento é percorrido buscando-se os nós com menores valores de magnitudes de tensão, 
explorando-se a topologia radial das redes de distribuição. A associação de afundamentos de 
tensão e interrupções na rede com a ocorrência de faltas é utilizada para se estimar o perfil da 
tensão ao longo do caminho da falta, de forma a identificar sua provável localização. Em [96], 
os medidores à frente do ponto de falta, identificados por meio de medidas de magnitude da 
tensão (antes e depois da falta), são classificados como “sensores ativos” e os nós entre cada 
sensor ativo e a subestação são listados. Encontrando-se os nós comuns a todos os caminhos 
entre os sensores ativos e a subestação, é possível afirmar que a falta está localizada no último 
ramo pertencente a esse caminho comum. Essa metodologia é dedicada às faltas de alta 
impedância. 
 Os procedimentos apresentados são principalmente voltados à localização de faltas no 
sistema. Neste capítulo, é sugerida uma abordagem distinta para localização das fontes de 
afundamentos de tensão causados pela partida direta de motores de indução, explorando-se o 
uso de medidores inteligentes instalados nos consumidores. Variações relevantes de carga 
detectadas pelos medidores, associadas ao uso da estimação de estados, permitem a detecção 
do afundamento de tensão e de sua fonte causadora. Ressalta-se que a relevância das 
variações de carga é julgada por meio de um critério definido oportunamente neste capítulo. 
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 Na Figura 5.3, retirada de [91], é ilustrado um sistema simplificado em que ZM 
representa a impedância do motor durante o procedimento de partida e ZF é a impedância da 
fonte. Durante a partida, a tensão na barra comum em que se conectam o motor e as demais 









  (29) 
em que FVˆ  é a tensão da fonte.  
 
 
Figura 5.3 – Sistema simplificado para representação dos afundamentos de tensão causados por partida 
de motores de indução. Adaptado de [91]. 
 Sendo SF a potência de curto-circuito da fonte, SM a potência nominal do motor e α a 
razão entre a corrente de partida e a corrente nominal do motor, a equação (29) pode ser 












 A equação (30) permite estimar a tensão atingida na barra k, onde se conecta o motor. 
Observa-se que quanto maior α.SM em relação a SF, menor é o módulo de tensão na barra k. 
De forma geral, para investigar os efeitos dos afundamentos de tensão nos sistemas de 
potência, três tipos de análises podem ser utilizados. Tais análises são apresentadas a seguir 
em ordem decrescente quanto ao nível de detalhamento associado [97]: 
1) Simulações que avaliam as variações na forma de onda das grandezas elétricas – no 
domínio do tempo, com programas do tipo EMTP (do inglês, Electromagnetics 
Transient Program); 
2) Simulações dinâmicas – em que a rede é representada no domínio da frequência; 
3) Cálculos de curto-circuito a partir de análise em regime permanente. 
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 As partidas dos motores de indução são principalmente abordadas em simulações 
dinâmicas, mas o cálculo de curto-circuito também pode ser utilizado, fornecendo os valores 
das magnitudes de tensão atingidos durante a partida do motor. Nesse caso, os motores são 
representados por sua impedância de curto-circuito.  
 Sabe-se que muitas vezes são utilizados métodos que visam amenizar as altas 
correntes da partida direta, como, por exemplo, aqueles que se baseiam em tensão reduzida 
durante a partida, por meio de autotransformadores, chaves estrela-triângulo ou soft-starters. 
Mas a partida direta é também realizada, tornando-se relevante a localização de consumidores 
que a praticam, inclusive no intuito de se recomentar a adoção, por esses consumidores, de 
métodos que amenizem seus efeitos. 
 Neste trabalho, o interesse principal está na aplicação do estimador de estados na 
identificação de afundamentos de tensão que não estejam associados a curtos-circuitos. 
Ressalta-se que não se pretende obter uma análise detalhada do evento, mas sim avaliar o 
desempenho do método de estimação implementado na detecção de variações de tensão de 
curta duração, bem como na localização da causa dessa perturbação na rede. 
 Desequilíbrio de tensão 5.2
 Esta seção trata do segundo problema de qualidade da tensão investigado neste 
capítulo, o desequilíbrio de tensão. O desequilíbrio de tensão em um sistema trifásico está 
relacionado a alterações nas magnitudes e/ou nos ângulos dos fasores de tensão que fazem 
com que as grandezas das três fases deixem de ter a mesma magnitude e defasagem de 120º 
entre si. As principais causas desse fenômeno, tipicamente associadas a sistemas de 
distribuição de energia elétrica, são [98]-[99]:  
 Desequilíbrio topológico, caracterizado por linhas com valores de impedância própria 
distintos entre as fases, e diferenças nas impedâncias mútuas entre as fases e entre as 
fases e o solo, aliadas a não transposição das linhas de distribuição; 
 Desbalanço no carregamento das fases, como nos casos em que as cargas bifásicas e 
monofásicas, tipicamente encontradas nas redes de baixa tensão, não são distribuídas 
igualmente entre as fases. Atualmente, destaca-se ainda a conexão de geradores 
fotovoltaicos monofásicos ou bifásicos na baixa tensão, podendo agravar ou atenuar o 
desbalanço no carregamento das fases; 
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 Defeitos em equipamentos da rede, como curto-circuito entre espiras em 
transformadores ou geradores, ou a queima do fusível de proteção em uma das fases 
de equipamentos instalados na rede de média tensão, entre outras causas. 
 Nas redes de baixa tensão, em que estão presentes cargas desbalanceadas e ramais 
bifásicos e monofásicos, encontram-se as principais fontes de desequilíbrio da rede de 
distribuição. No caso da média tensão, uma concessionária de distribuição brasileira, por 
exemplo, tem demonstrado preocupação com o desequilíbrio de tensão causado pela conexão 
de redes monofilares com retorno por terra (MRT). Tais redes são a alternativa encontrada, de 
menor custo, para atendimento de localidades rurais remotas, no contexto do programa 
brasileiro Luz para Todos [100]. 
 Como se trata de um evento de longa duração e que tipicamente não causa o 
acionamento da proteção, o desequilíbrio de tensão pode estar continuamente presente nos 
sistemas de distribuição [101]. Dentre suas consequências, destacam-se o aumento das perdas 
de potência, além dos danos causados a cargas trifásicas, especialmente aos motores de 
indução trifásicos, devidos à componente de sequência negativa da tensão. Por possuírem 
baixa impedância de sequência negativa, quando sujeitos a condições desequilibradas, esses 
motores drenam elevadas correntes de sequência negativa do sistema. Tais correntes causam 
um conjugado reverso no motor, reduzindo o conjugado líquido e, consequentemente, a 
velocidade do rotor. Com isso, podem surgir oscilações de torque, além de ruídos. Os 
desequilíbrios verificados nas correntes podem ser de 6 a 10 vezes superiores aos observados 
nas tensões, levando ao aquecimento dos enrolamentos do motor e causando danos 
permanentes em seu isolamento [98]. Na Figura 5.4 [98] é mostrado o aumento esperado da 
temperatura do motor com o aumento do fator de desequilíbrio de tensão, %FD, definido em 
(31). 
 
Figura 5.4 – Aumento percentual da temperatura do motor devido ao desequilíbrio da tensão [98]. 



























 O fator de desequilíbrio de tensão, %FD, em determinado ponto do sistema é definido 
pela relação entre os valores rms da tensão de sequência negativa, V
2
, e da tensão de 
sequência positiva, V
1







FD  (31) 
 Formulações alternativas podem ser empregadas no cálculo de %FD, utilizando-se 
apenas os valores rms das medidas de tensão das fases, sem a necessidade da obtenção das 
componentes de sequência. Nesse sentido, a norma ANSI C84.1-2006 [103] define %FD 
como o máximo desvio em relação ao valor médio das tensões de linha dividido pelo valor 
médio das tensões de linha. Tal definição resulta em valores próximos aos obtidos por (31), 
desde que as componentes harmônicas sejam reduzidas, as medidas de tensão de linha sejam 
utilizadas no cálculo e a componente de sequência zero seja pequena [104].  
 Outra proposição para o cálculo de %FD, que também utiliza apenas os valores rms 

































  (33) 
e as letras a, b e c referem-se às três fases da rede. 
 Quanto aos limites estabelecidos para o fator de desequilíbrio de tensão, diferentes 
valores são estipulados para as distribuidoras de energia no mundo. Na maioria das 
distribuidoras dos Estados Unidos, adota-se um valor limite de 2,5% para o desvio em relação 
ao valor médio das tensões nas três fases, enquanto a norma ANSI C84.1 sugere um valor 
máximo de 3% [98]. O padrão europeu EN 50160 [105] define que 95% dos valores médios 
de %FD, calculados em intervalos de 10 min durante o período de 7 dias, não devem 
ultrapassar 2% para redes de média e baixa tensão e 1% para redes de alta tensão. Já no 
Brasil, a versão atualmente em vigor do módulo 8 do PRODIST [62] estabelece as equações 
(31) ou (32)-(33) para o cálculo do %FD nos barramentos do sistema de distribuição, e 
determina que em 95% do período de monitoramento – que compreende o registro de 1.008 
leituras válidas obtidas em intervalos de agregação de 10 min – os limites de 2% e 3% devem 
ser atendidos para o %FD das redes de média e baixa tensão, respectivamente. A recente 
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abordagem, pela regulamentação brasileira, do desequilíbrio de tensão nas redes de baixa 
tensão – que passou a valer a partir de 01/01/2017 – mostra sua importância diante das atuais 
exigências de qualidade da energia nos sistemas de distribuição.  
 Do ponto de vista dos equipamentos, a associação norte-americana dos fabricantes de 
equipamentos elétricos (NEMA, do inglês National Electrical Manufacturers Association) 
estabelece, por segurança, que os motores elétricos operem em sua potência nominal para 
fatores de desequilíbrio de tensão de até 1%, e a operação com desequilíbrio acima de 5% não 
é recomendada, conforme o padrão NEMA MG-1 (Standard for Motors and Generators) 
[98]. Na Figura 5.5 apresenta-se a potência esperada de saída do motor, em percentual da 
potência nominal, com o aumento de %FD. Observa-se que 5% de fator de desequilíbrio 
levam a uma redução de 25% na potência de saída do motor. 
 
Figura 5.5 – Potência de saída do motor em decorrência do desequilíbrio de tensão [98]. 
5.2.1 Identificação das fontes de desequilíbrio de tensão 
 O nível de emissão de desequilíbrio de tensão por determinada instalação no sistema 
de potência é definido como a magnitude do fator de desequilíbrio, dado por (31), que surge 
no ponto analisado devido a essa instalação. A contribuição da instalação i ao desequilíbrio 
total, )(ˆ iDF  (fator de desequilíbrio fasorial), é calculada comparando-se os fatores de 
desequilíbrio obtidos para duas condições: antes, )(ˆ ipréDF  , e após sua conexão à rede, 
)(ˆ ipósDF  , conforme Relatório Técnico IEC/TR 61000-3-13 de 2008 [106]. Ou seja, 
)(ˆ iDF  = )(ˆ ipósDF   – )(ˆ ipréDF  . 
 O Relatório Técnico IEC/TR 61000-3-13 estabelece, entre outros aspectos, os limites 
de )(ˆ iDF  para instalações desbalanceadas, conectadas aos sistemas de extra-alta, alta e média 
tensão. Os limites estabelecidos para instalações nas redes de baixa tensão são tratados no 
Relatório Técnico IEC/TR 61000-3-14:2011 [107]. 
 Um desafio para determinar a participação das diversas fontes no desequilíbrio dos 
sistemas de distribuição é decompor o fator de desequilíbrio resultante em componentes 
























atribuídas a cada fonte causadora. Essa questão é abordada em [108]-[111] e, baseando-se 
nesses trabalhos, a análise a seguir avalia as contribuições individuais ao %FD verificado em 
determinada barra, e como essas contribuições se somam para compor o %FD resultante.  
 Na Figura 5.6 é ilustrado um sistema radial simplificado, composto de uma fonte que 
alimenta uma carga de impedância Zc, conectada à barra m, e uma linha de impedância Zl, que 
interliga a barra da fonte (barra k) à barra m.  
 
Figura 5.6 – Seção de um sistema radial simplificado. 
 As tensões de sequência positiva e negativa na barra m são descritas por (34) e (35), 














llkm ZIZIVV   (35) 
 Os sobrescritos 1 e 2 referem-se às componentes de sequências positiva e negativa, 




 representam as impedâncias próprias de sequência 




, as impedâncias mútuas de sequência. A contribuição das correntes 
de sequência negativa nas tensões de sequência positiva é desprezada em (34). As correntes Î1 
e Î2 podem ser obtidas em função de 
1ˆ
mV  e 
2ˆ
mV  e da impedância da carga. Assim, 
1ˆ
mV  e 
2ˆ
mV  


























































VV  (37) 
 Por meio das equações (36) e (37), algumas conclusões podem ser obtidas quanto às 
fontes causadoras de desequilíbrio de tensão na barra m [108]. Devido às propriedades 
lineares das variáveis de sequência negativa, é possível aplicar o princípio da superposição à 
tensão de sequência negativa resultante na barra m. Nesse caso, 
2ˆ
mV  é dado pela soma 
vetorial das contribuições individuais de cada fonte de desequilíbrio: o desequilíbrio 
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proveniente da barra k, o desequilíbrio proveniente da linha k-m, e o desequilíbrio proveniente 
da carga conectada à barra m. 
 Para a obtenção do desequilíbrio na barra m proveniente apenas do desequilíbrio já 
existente na barra k, 
mDFˆ
(barra k)
, assume-se que a linha e a carga estão balanceadas, ou seja, 
Zl
21 
= 0 e Zc
21
 = 0. Nessa condição, a única fonte de desequilíbrio advém do desequilíbrio 
existente na barra k, que se transfere à barra m. Assumindo-se que as impedâncias próprias de 
sequência positiva e negativa são iguais, verifica-se que o desequilíbrio da barra k é 




















DF   (38) 
em que o sobrescrito entre parênteses indica a fonte do desequilíbrio. De modo similar, para 
se obterem as contribuições da linha e da carga no desequilíbrio de tensão, assume-se que a 
barra k está equilibrada, ou seja, 
2ˆ
kV  = 0. Nessa condição, o desequilíbrio na barra m advém 
exclusivamente da assimetria da linha e/ou da carga, cujas contribuições individuais são dadas 
























  (40) 
 As equações (39) e (40) são reescritas por (41) e (42), em que se assume que as 
impedâncias próprias de sequência positiva e negativa são iguais (tanto para a linha quanto 




 é representada pela tensão de regulação da linha, Vreg, 
definida como a relação entre a queda de tensão na linha, 1ˆkV -
1ˆ
mV , e a tensão que chega à 











































mm DFDFDFDF   (43) 
%100ˆ%  mm DFFD  (44) 
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 Analisando-se as equações (41) e (42) verifica-se que se a linha é simétrica, Zl
21
 = 0 e, 
portanto, a contribuição da linha ao desequilíbrio total é nula. Da mesma forma, se a carga é 
equilibrada, Zc
21
 = 0, e sua contribuição ao desequilíbrio total é nula. Conforme procedimento 
detalhado em [108], para cargas de potência constante ou corrente constante, a equação (42) é 
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IDF   (46) 
 Mais detalhes sobre essa abordagem são encontrados em [108]-[111]. Nessas 
referências, os autores tratam dos diferentes tipos de cargas – potência constante, corrente 
constante e impedância constante, cargas passivas e cargas ativas (motores) –, apresentando 
os respectivos equacionamentos, bem como os efeitos dos motores trifásicos conectados à 
rede, que agem no sentido de amenizar o desequilíbrio de tensão. Apresentam-se também 
estudos comparativos com o Relatório Técnico IEC/TR61000-3-13. 
 Para se avaliar o quanto a assimetria das linhas nos trechos trifásicos contribui ao 
desequilíbrio da tensão, os valores de %FD, calculados a partir de (31), foram obtidos para o 
sistema teste deste trabalho, assumindo-se o patamar de cargas nominal da rede. 
Considerando-se todas as cargas equilibradas, o %FD atinge 0,38% nas redes de baixa tensão 
– barras 538 a 1.682 –, enquanto na rede de média tensão – barras 1 a 537 – atinge 0,21%. 
Quando considerado apenas o desbalanceamento das cargas (desprezando-se o desequilíbrio 
das linhas), o %FD atinge 2,73% nas redes de baixa tensão e 0,10% na rede de média tensão. 
O desequilíbrio total, efeito das linhas desequilibradas e das cargas desbalanceadas, resulta 
em valores máximos de %FD para as redes de baixa e média tensão de 3,04% e 0,14%, 
respectivamente. Verifica-se que a maior contribuição ao desequilíbrio da rede vem do 
desbalanceamento das cargas. Assim, neste trabalho, busca-se estimar as barras de carga que 
mais contribuem ao %FD, não sendo avaliado o efeito das linhas assimétricas.  
 Por meio de simulações no sistema teste, em que a equação (45) é utilizada para se 
quantificar a contribuição individual de cada barra de carga ao %FD total, verificou-se que as 
barras com maiores contribuições também apresentam as maiores injeções de potência 
aparente de sequência negativa, Sk
2
, dada por (47): 
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
 222 ˆˆ kkk IVS  (47) 
 A potência aparente Sk
2
 injetada por determinada barra k contém informações sobre o 
desbalanceamento das cargas a ela conectadas, e é utilizada neste trabalho para localizar as 







mostra-se um índice mais adequado para sistemas de baixa tensão, uma vez que Sk
1 




, mesmo para uma pequena 
contribuição ao desequilíbrio do sistema. 
 O EESD baseado em eventos de tempo e potência 5.3
 Nesta seção apresenta-se a metodologia empregada neste capítulo para a identificação 
dos problemas de qualidade da tensão descritos anteriormente. Conforme discutido no 
Capítulo 3, os medidores podem enviar medidas agregadas em intervalos regulares de tempo 
Δt (envio acionado por eventos de tempo). A metodologia proposta neste capítulo baseia-se 
em uma combinação de eventos de tempo com eventos de potência. Os eventos de potência se 
caracterizam quando a potência ativa e/ou reativa consumida pela carga sofre variação 
superior a limites predefinidos. Dessa forma, na ocorrência de um evento de potência, o 
medidor inteligente envia as medidas à central de gerenciamento, as quais são utilizadas como 
entrada do EESD. Na aplicação do método, o caso base de medição é assumido, em que há 
medidor inteligente instalado em todas as cargas da rede, além do medidor na subestação de 
distribuição. 
 Os medidores continuamente coletam os valores instantâneos das grandezas medidas 
(corrente e tensão) e os processam – em intervalos de tempo elementares (τ) –, de forma a 
obterem, por exemplo, valores rms de tensão, corrente, e a energia ou potência média 
consumidas. Neste trabalho, o intervalo de tempo elementar, τ, dado como o menor período 
de tempo em que o medidor calcula internamente esses valores, é estabelecido como 1 s, a 
exemplo de [61]. Na abordagem proposta, três tipos de eventos são definidos: evento T, 
evento PQ1 e evento PQ2, em que o primeiro é um evento de tempo e os dois últimos eventos 
de potência, conforme descrição a seguir: 
 Evento T (ou evento periódico): Este evento se dá a cada intervalo de tempo Δt, 
partindo-se de um instante inicial t0 (comum a todos os medidores da rede), em que: 
)(
00
 nbttbtt  (48) 
sendo b um número inteiro maior ou igual a 1. 
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 Evento PQ1: Definindo-se uma variação limite para P e Q (ΔPlim e ΔQlim), sendo 
ΔPlim > 0 e ΔQlim > 0, caracteriza-se o evento PQ1 quando a diferença entre as 
potências ativas (e/ou reativas) registradas por um determinado medidor k em dois 




   (49) 
em que: 
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 Evento PQ2: Este evento ocorre quando o acúmulo das variações de potência, 
determinadas em (50), registradas pelo medidor k em um determinado período de 















  (51) 
em que t0 + (m+1)·τ refere-se ao instante subsequente ao último evento de potência 
(PQ1 ou PQ2) registrado pelo medidor k. O evento PQ2 identifica uma série de 
pequenas variações de P ou Q que caracterizam o aumento ou redução das potências 
consumidas acima dos limites pré-definidos, ΔPlim e ΔQlim. 
 Na ocorrência do evento PQ1 ou do evento PQ2, o conjunto de medidores que 
registram variação de potência acima dos limites envia à central de gerenciamento as medidas 
Pk(t0 + n·τ), Qk(t0 + n·τ) e Vk(t0 + n·τ) obtidas no último intervalo elementar, referentes ao 
instante atual, t0 + n·τ. Essas medidas são integradas ao conjunto de medidas previamente 
armazenadas, atualizando os valores referentes aos medidores pertencentes a esse conjunto, e 
uma nova estimação de estados é realizada (mais detalhes sobre o processo completo são 
apresentados na Subseção 5.3.1). Adicionalmente, a cada intervalo de tempo Δt, quando se 
tem o evento T, todos os medidores enviam as medidas agregadas de P, Q e V ( VeQP, ) no 
período e a estimação de estados do sistema é realizada (conforme apresentado na Seção 3.5). 
 A abordagem introduzida anteriormente caracteriza a proposta de estimação de estados 
baseada em eventos de tempo e de potência, permitindo um monitoramento mais eficaz das 
grandezas de interesse, conforme descrito na Subseção 5.3.1. Nas Subseções 5.3.2 e 5.3.3 
apresentam-se dois importantes aspectos da metodologia proposta: os critérios usados na 
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definição dos valores limites ΔPlim e ΔQlim, que caracterizam os eventos PQ1 e PQ2, e a 
definição dos pesos atribuídos às medidas de entrada do EESD, respectivamente. 
5.3.1 Descrição da metodologia proposta 
 Entre dois eventos de tempo consecutivos, o EESD é executado sempre que há evento 
de potência na rede. Na ocorrência do evento PQ1 ou do evento PQ2, apenas o(s) medidor(es) 
da(s) carga(s) correspondente(s) envia(m) à central de gerenciamento as medidas obtidas no 
último intervalo elementar, ou seja, P(t0 + n·τ), Q(t0 + n·τ) e V(t0 + n·τ). Tem-se então a 
atualização da informação sobre o consumo de potência ativa e reativa da carga bem como da 
magnitude da tensão naquele ponto da rede. A ausência de informação enviada pelo medidor 
indica que não há mudança de consumo de potência daquela carga que ultrapasse os limites 
estabelecidos. Pode-se, portanto, assumir que as potências ativa e reativa permanecem dentro 
de um intervalo conhecido, em torno dos últimos valores de potência fornecidos pelo medidor 
na ocasião do último evento de potência. 
 O estimador é então executado sempre que há envio de dados por algum medidor da 
rede, indicando variação do fluxo de carga. As medidas de potência daquela carga, referentes 
ao último intervalo de tempo elementar, são entrada do estimador, bem como a magnitude de 
tensão em seu ponto de conexão. Para as demais cargas em que não há evento de potência, são 
considerados os valores de potência enviados no último evento, levando-se em conta a 
margem de erro proveniente dessa suposição. Ou seja, a esses valores são conferidos pesos 
menores, de forma a torná-los menos importantes no processo de estimação de estados 
(conforme discutido ao longo deste capítulo). No diagrama da Figura 5.7 ilustra-se o 
procedimento completo de estimação de estados baseada em eventos de tempo e potência, 
para o sistema hipotético composto por 3 medidores. 
 Na Figura 5.7, assume-se que o início da medição se dá em um instante comum a 
todos os medidores, em t = t0, quando são enviadas as amostras Pk(t0), Qk(t0) e Vk(t0), em que 
k = 1, 2 e 3 representa o número do medidor. Em t = t0 + n1·τ há evento de potência na carga 
monitorada pelo medidor 2, quando então ele envia os dados P2(t0 + n1·τ), Q2(t0 + n1·τ) e 
V2(t0 + n1·τ). Os dados recentes enviados pelo medidor 2, juntamente com os últimos dados de 
potência dos medidores 1 e 3
2
 – enviados em t = t0 – são entrada do EESD. Procedimento 
análogo é efetuado em t = t0 + n2·τ e em t = t0 + n3·τ, quando há eventos de potência nas 
                                                 
2
 Os valores de magnitude de tensão dos medidores cujos dados não foram atualizados são descartados, uma vez 
que o uso desses valores como entrada do EESD resulta na piora da qualidade dos resultados. 
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cargas monitoradas pelos medidores 1 e 3, respectivamente. Até que em t = tb+1, quando 
ocorre o evento T, todos os medidores enviam os valores agregados kkk VeQP , . 
 
Figura 5.7 – Diagrama esquemático do EESD proposto para a identificação de problemas de qualidade 
de tensão. 
 Um ponto importante referente ao acionamento do EESD por eventos de potência é o 
fato de proporcionar uma melhor observação das alterações significativas de carga, que são 
reportadas em tempo real. A melhor observação das variações de carga permite, por sua vez, o 
melhor monitoramento das variações de tensão causadas pelas cargas (como, por exemplo, 
pela partida de motores). O envio de medidas agregadas no tempo, com a possibilidade de 
execução do EESD utilizando essas medidas de entrada, é mantido na metodologia 
principalmente por proporcionar maior exatidão no registro do consumo de energia e, 
consequentemente, na energia faturada (função tradicional do medidor de energia). 
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5.3.2 Definição das variações de potência limites – ΔPlim e ΔQlim 
 Os valores limites, ΔPlim e ΔQlim, que caracterizam a ocorrência dos eventos PQ1 e 
PQ2, impactam diretamente no desempenho do método. Quanto maiores os limites definidos, 
maior a perda de informação sobre o comportamento das cargas e maiores os erros das 
variáveis estimadas. Por outro lado, menor o número de eventos detectados, ou seja, menor o 
volume de dados enviados à central de gerenciamento. 
 A adequada definição de ΔPlim e ΔQlim está associada ao prévio conhecimento da rede 
de distribuição, e das características de suas cargas (magnitudes e variações típicas do 
consumo). Tais limites podem ser mantidos fixos durante o período de análise ou podem 
variar, por exemplo, para as diferentes horas do dia, em que as cargas se comportam de 
maneiras distintas. Neste trabalho, ΔPlim e ΔQlim são estabelecidos considerando-se os valores 
nominais das cargas da rede (constantes no arquivo descrito no Anexo A), e mantidos fixos 
durante as 24 h simuladas. Poderiam também ser estabelecidos utilizando-se a média histórica 
de consumo das cargas. O procedimento utilizado no cálculo desses limites é detalhado a 
seguir. 
 Primeiramente, define-se ΔV como o vetor que contém, para cada nó da rede, as 
variações das magnitudes das tensões (em módulo) causadas por uma variação de potência 
ativa, ΔPk
f
, ou de potência reativa, ΔQk
f





QouP  ),(),( JVJV  (52) 
em que os vetores JVP(k,f) e JVQ(k,f), extraídos da matriz jacobiana, Jac, contêm a sensibilidade 
das magnitudes de tensão dos nós da rede em relação, respectivamente, às potências ativas e 
reativas injetadas na barra k, fase f. Os vetores de sensibilidade JVP(k,f) e JVQ(k,f) são obtidos 
























































 Para os cálculos de (53) a (55), considera-se o ponto de operação da rede com suas 
cargas nominais, e são representadas apenas as barras PQ, retirando-se a barra da subestação 
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da matriz jacobiana [112]. O tratamento das barras PV é discutido adiante. Estipulando-se um 




lim como os 




 que atendam às desigualdades (56) e (57), respectivamente: 
lim),( )||( VPmax
f
kfkVP J  (56) 
lim),( )||( VQmax
f





lim determinados em (56) e (57) podem atingir valores elevados em 
algumas barras da rede – o que resulta em perda de informação sobre grandezas como 
corrente nos transformadores, correntes nos ramos e perdas de potência –, estabelecem-se 




lim são então limitados por 












k limiarQminQ   (59) 
em que min(A, B) é uma função que retorna o mínimo valor entre A e B.  No caso das barras 




lim são iguais ao limiarΔP e limiarΔQ, respectivamente. Contudo, 
nas barras PV, o limiar de variação de potência ativa é de pouca importância uma vez que a 
injeção de potência ativa é controlada para se manter no valor especificado.  




lim, conforme procedimento descrito nesta subseção, é 
preciso, primeiramente, estabelecer os parâmetros ΔVlim, limiarΔP e limiarΔQ para as redes de 
média e baixa tensão, com base em simulações prévias na rede em análise, que proporcionem 
a sensibilidade dos resultados do EESD em relação aos parâmetros escolhidos. Esses 
parâmetros representam as variações de magnitude de tensão ou de fluxo de potência ativa e 
reativa na rede, causadas pela variação de uma determinada carga, a partir das quais se deseja 
que a informação seja reportada à central de gerenciamento. Variações de carga que resultam 
em variações de tensão (ou de fluxo de potência) inferiores a esses parâmetros não precisam 
ser reportadas. 
5.3.3 Definição dos pesos atribuídos às medidas de entrada do EESD 
 A definição dos pesos das medidas de entrada do EESD é baseada no erro máximo 
esperado de cada medida. Quanto maior esse erro, menor deve ser a influência da medida no 
processo de estimação do estado da rede. Os pesos atribuídos às medidas de entrada do EESD 
atuado por eventos periódicos (eventos T) foram apresentados no Capítulo 3. Nesta subseção, 
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são abordados os pesos das medidas utilizadas na atuação do EESD iniciada por eventos de 
potência (PQ1 e PQ2), as quais são classificadas em três tipos:  
 Medidas reais (tipo 1): Medidas reais de P, Q e V referentes à determinado instante 
t = t0+n∙τ, enviadas por medidores que identificam algum evento de potência em t.  
 Pseudomedidas (tipo 2): Pseudomedidas de P e Q em determinado instante t = t0+n∙τ, 
referentes às cargas em que não há evento de potência naquele instante. Assumem-se 
para essas medidas os últimos valores enviados no evento de potência anterior. 
 Medidas virtuais (tipo 3): Medidas virtuais de P e Q (assumidas iguais a zero em todos 
os instantes t = t0+n∙τ) nas barras em que não há conexão de carga. 
 O erro máximo esperado das medidas reais é a própria incerteza dos equipamentos de 
medição. Seu peso é dado pelo inverso da variância atribuída à medida, conforme já 
apresentado na equação (12). Já as pseudomedidas de P e Q referentes à determinada barra k e 




lim, respectivamente. De forma 
similar ao cálculo apresentado em (12), os correspondentes elementos da matriz peso podem 







































W  (60) 
 As medidas virtuais, como já mencionado no Capítulo 3, possuem um baixo desvio 
padrão e, portanto, um peso elevado. Nesse caso, os valores Wii = 10
6
 e Wii = 10
10
 são 
assumidos para as medidas virtuais das redes de média e baixa tensão, respectivamente, em 
que a potência base é 100 kVA.  
5.3.4 Definição do volume de dados transmitidos 
 Um dos índices empregados neste capítulo para a avaliação do desempenho do método 
proposto refere-se à quantificação do volume de dados transmitidos. Uma alternativa para a 
identificação de problemas de qualidade da tensão seria o uso do EESD baseado em eventos 
de tempo, com o envio das medidas em intervalos de tempo suficientemente pequenos para a 
detecção das perturbações de curta duração. Contudo, tal prática pode ser inviável do ponto de 
vista da transmissão dos dados. Assim, optou-se pela adoção do EESD baseado em eventos de 
tempo e de potência, com o objetivo principal de reduzir a perda de informação e, ao mesmo 
tempo, evitar o volume excessivo de dados transmitidos, quando comparado às metodologias 
baseadas apenas em eventos de tempo, com intervalos de tempo da ordem de segundos. 
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 No intuito de quantificar o volume e a frequência de envio dos dados de medição da 
rede, é estabelecida uma métrica para o número de pacotes enviados em determinado período 
de análise. Define-se como um pacote de dados o conjunto de informações enviadas por um 
medidor na ocorrência do evento de tempo ou de potência. Nessas informações constam, além 
dos dados de medição, a identificação do medidor e o instante de tempo a que se referem as 
medidas. O valor base da métrica adotada é estabelecido para a condição em que há o envio 
instantâneo de medidas (a cada intervalo elementar de um segundo), provenientes de todos os 
medidores instalados. Se essa fosse a realidade do sistema de medição, ter-se-ia a visibilidade 
da rede em tempo real. Nesse caso, o número total de pacotes de dados (NPdΔT
base
) enviados 
em determinado período de tempo ΔT é estabelecido por: 
mT
base
T NNsNPd    (61) 
em que NsΔT é o número de segundos contidos em ΔT e Nm é o número de medidores 
existentes na rede. O número de pacotes de dados enviados por determinado procedimento de 












NPd  (62) 
em que NPdΔT é o número de pacotes enviados no período ΔT e %NPdΔT é seu valor 
percentual em relação ao valor base. 
 Os estudos da Subseção 5.4.1 apresentam em seus resultados o número de pacotes de 
dados transmitidos, conforme o procedimento de envio das medidas adotado. A perda de 
informação do EESD baseado nesses procedimentos também é apresentada, para que o 
desempenho da metodologia proposta seja avaliado. 
 Estudos de caso 5.4
 Nesta seção são apresentados estudos de caso que objetivam a avaliação do 
desempenho do método proposto. Na Subseção 5.4.1, analisa-se o desempenho do método 
quanto ao volume de dados transmitidos e à perda de informação associada. Os estudos de 
caso apresentados nas Subseções 5.4.2 e 5.4.3 abordam o uso do EESD baseado em eventos 
na detecção de afundamentos de tensão e desequilíbrio de tensão, respectivamente. 
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5.4.1 Avaliação do desempenho do método quanto ao volume de dados transmitidos e perda 
de informação 
 Para ilustrar o desempenho da metodologia proposta quanto ao volume de dados e a 
perda de informação, o EESD baseado em eventos é aplicado ao exemplo analisado na 
Seção 3.5, em que o evento T é definido a cada 30 min (Δt = 30 min) e os seguintes 
parâmetros caracterizam os eventos de potência: ΔVlim = 0,5%, limiarΔP(MT) = 10 kW, 
limiarΔQ(MT) = 10 kvar, limiarΔP(BT) = 0,6 kW e limiarΔQ(BT) = 0,6 kvar. Na Tabela 5.2 constam 
os valores de %NPdΔT obtidos para o período de análise de 24 h (ΔT = 24 h), considerando-se 
os pacotes enviados devido aos eventos PQ1, PQ2 e T. São também apresentados na mesma 
tabela os valores de %NPdΔT obtidos quando considerados apenas os envios regulares das 
medidas agregadas, em que Δt = 1; 5; 15; 30; e 60 min, para fins de comparação. 
Tabela 5.2 – Número de pacotes de dados enviados no período analisado ΔT = 24h. 
Método de envio dos dados %NPdΔT 
Eventos PQ1, PQ2 e T 
(Δt = 30 min) 
0,15 
Evento T 
1 min 1,67 
5 min 0,33 
15 min 0,11 
30 min 0,06 
60 min 0,03 
 
 Observa-se que o valor de %NPdΔT do método baseado em eventos de tempo (com 
Δt = 30 min) e de potência é 0,04% superior ao %NPdΔT resultante apenas de envios regulares 
em intervalos Δt = 15 min. Neste exemplo, dos 86.400 intervalos elementares contidos em 
24 h, em 40.345 (47%) há envio de pacote de dados por um ou mais medidores, devido à 
ocorrência de evento de potência. O número máximo de medidores que enviam pacotes de 
dados simultaneamente (em um mesmo intervalo elementar de 1 s), acionados pelos eventos 
PQ1 ou PQ2, não ultrapassa 1% do total de medidores da rede (Nm). Por outro lado, a cada 
intervalo Δt = 30 min, 100% dos medidores enviam informações. 
 Para avaliar a perda de informação associada a cada método de envio dos dados, na 
Tabela 5.3 apresentam-se os erros percentuais
3
 máximos e médios das variáveis estimadas 
pelo EESD baseado em eventos de tempo e de potência, e pelo EESD baseado apenas em 
eventos de tempo. Os erros são obtidos pela comparação dos resultados do EESD com os 
resultados do fluxo de carga, que é executado a cada intervalo elementar de 1 s, como já 
                                                 
3
 Os erros são obtidos conforme equação (8), para magnitudes de tensão, e equação (10), para magnitudes de 
corrente. 
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realizado na Seção 3.5. São mostrados os erros das seguintes grandezas estimadas: magnitude 
mínima da tensão observada na rede, Vmin, magnitude da corrente injetada na subestação de 
distribuição, I, e magnitude máxima da corrente verificada entre as correntes injetadas pelos 
transformadores de distribuição, Itrmax. 
Tabela 5.3 – Erros percentuais das variáveis estimadas. 
Método de envio dos dados 
|%εVmin| (%) |%εI| (%) |%εItrmax| (%) 
max med max med max med 
Eventos PQ1, PQ2 e T 
(Δt = 30 min) 
1,28 0,23 3,0 0,4 12,5 4,3 
Evento T 
1 min 6,83 0,13 6,8 0,8 51,0 2,5 
5 min 6,97 0,24 7,5 1,2 51,5 4,6 
15 min 6,94 0,32 8,4 1,6 51,7 7,4 
30 min 6,98 0,38 10,4 1,7 48,5 8,8 
60 min 6,77 0,49 10,8 2,1 57,6 11,2 
  
 A eficácia do EESD baseado em eventos de potência na detecção de fenômenos de 
curta duração é observada principalmente nos erros máximos das variáveis estimadas. No 
caso das grandezas Vmin e Itrmax, os erros médios obtidos pelo EESD baseado em eventos de 
potência se aproximam dos resultados obtidos quando medidas agregadas a cada 5 min são 
utilizadas. Observa-se também o superior desempenho do método proposto no monitoramento 
da tensão mínima, Vmin, que apresenta os menores erros entre as grandezas analisadas. Mais 
detalhes sobre como o método se comporta na identificação de afundamentos e desequilíbrio 
de tensão são dados nos estudos de caso a seguir. 
5.4.2 Afundamentos de tensão 
 Nesta subseção, são mostrados os resultados da aplicação da metodologia de 
estimação de estados baseada em eventos de tempo e de potência, avaliando seu desempenho 
na detecção de afundamentos de tensão causados por variações de carga. No estudo de caso 
apresentado na Subseção 5.4.2.1, considera-se a presença de um motor de indução conectado 
a uma barra da rede de média tensão. Verifica-se a capacidade do EESD em detectar os 
afundamentos de tensão durante as partidas do motor, bem como em identificar a fonte 
causadora dos afundamentos. São feitas comparações com o EESD baseado apenas em envios 
regulares das medidas agregadas no tempo (evento T). Na Subseção 5.4.2.2 apresenta-se um 
estudo de sensibilidade da metodologia proposta aos parâmetros utilizados na definição dos 
eventos de potência – ΔVlim, limiarΔP(MT), limiarΔQ(MT), limiarΔP(BT) e limiarΔQ(BT). 
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 Nas simulações, são assumidas as incertezas do caso base para os equipamentos de 
medição, ou seja, UV = 0,2% e US = 1,0%, e erros aleatórios são adicionados às grandezas 
fornecidas pelo fluxo de carga de forma a representar as medidas de entrada do EESD, 
conforme discutido na Subseção 3.5.1. 
 Estudo de caso 1 – Desempenho do método 5.4.2.1
 Neste estudo, é simulada a partida direta de um motor de indução trifásico, de 1,1 MW 
(1500 hp), conectado à barra n° 511 da rede de média tensão. Considera-se que, em operação 
normal, o motor é uma carga de potência constante e apresenta um fator de potência indutivo 
de 0,92. Em seu processo de partida, com duração de 10 s, ele é representado por uma carga 
de corrente constante, com fator de potência de 0,15, e que drena uma corrente sete vezes 
maior que a nominal. O consumo de potência ativa e reativa do motor antes, durante e depois 
de seu processo de partida é ilustrado na Figura 5.8, em que os instantes de tempo tip e tfp 
indicam o início e o fim da partida e tfo o fim da operação do motor, respectivamente. Os 
valores são mostrados em pu, em que a base é a potência aparente nominal do motor. É 
simulada uma condição hipotética em que o motor é ligado e desligado três vezes durante 
5 min (entre 11:08 e 11:13) – 1a, 2a e 3a operações –, em que os instantes de tempo tip, tfp e tfo, 
da Figura 5.8, são apresentados na Tabela 5.4, no formato hh:mm:ss. 
Tabela 5.4 – Instantes de tempo de cada operação do motor de indução. 
Operações tip tfp tfo 
1
a
 11:08:03 11:08:13 11:09:40 
2
a
 11:09:50 11:10:00 11:11:20 
3
a
 11:11:30 11:11:40 11:13:00 
 
 
(a) Potência ativa (b) Potência reativa 
Figura 5.8 – Representação do consumo de potência do motor em seu processo de partida. 
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 O valor de ΔVlim definido para o alimentador é de 0,5%. Para as cargas conectadas em 
média tensão, limiarΔP(MT) = 10 kW e limiarΔQ(MT) = 10 kvar e para as cargas das redes de 
baixa tensão, limiarΔP(BT) = 0,6 kW e limiarΔQ(BT) = 0,6 kvar. Por meio do procedimento 




lim para todas as cargas do 
alimentador. O evento de tempo T se dá a cada 30 min, ou seja, Δt = 30 min. Na Figura 5.9 
são mostradas as magnitudes mínimas da tensão da rede (Vmin) verificadas nos 30 min entre 
11:00 e 11:30, obtidas pelo fluxo de carga e pelo EESD baseado em eventos de tempo e 




(a) Magnitude mínima da tensão. (b) Distribuição dos erros %εVmin. 
Figura 5.9 – Magnitudes mínimas da tensão da rede obtidas pelo fluxo de carga (FC) e pelo estimador 
de estados (ES) baseado em eventos de tempo e de potência e a distribuição dos erros obtidos. 
 Como se pode observar, o EESD consegue acompanhar as variações mais 
significativas do fluxo de potência na rede, identificando os afundamentos de tensão causados 
pelas partidas do motor de indução. Os erros das magnitudes mínimas da tensão estimadas 
durante o período analisado não ultrapassam 1,1%. As variações da carga do motor nos 
instantes em que se iniciam as partidas, e nos instantes em que se findam as partidas e ele 
entra em operação normal, se enquadram no evento PQ1, uma vez que essas variações 
ocorrem entre dois intervalos elementares τ consecutivos e ultrapassam os limites ΔPlim e 
ΔQlim. Algumas quedas de tensão de curta duração, causadas por variações das cargas nas 
redes de baixa tensão, também são identificadas pelos eventos de potência, como se observa 
no perfil de tensão da Figura 5.9(a). 
 Quanto à capacidade de detectar o afundamento de tensão e suas fontes causadoras, é 
preciso avaliar as magnitudes mínimas das tensões estimadas e o tempo em que permanecem 
abaixo de 0,9 pu, bem como identificar os medidores que enviam dados à central de 
gerenciamento quando ocorre algum evento de potência. Neste exemplo analisado, o número 
de medidores que enviam dados no mesmo intervalo de tempo elementar não ultrapassa 


























identificar a carga causadora da perturbação na rede. Para a caracterização dos afundamentos 
de tensão são avaliados, portanto, os seguintes aspectos:  
 Intensidade do afundamento, dada pela magnitude mínima da tensão (Vmin) atingida na 
barra crítica (barra em que se encontra o valor mínimo dessa grandeza); 
 Duração do afundamento, ou seja, o intervalo de tempo em que a magnitude de tensão 
na barra crítica permanece abaixo de 0,9 pu; e 
 Localização da fonte (carga) causadora do afundamento de tensão, ou seja, a barra em 
que se conecta o motor de indução. A localização é feita identificando-se, no instante 
em que se inicia o afundamento de tensão, as barras em que os medidores 
correspondentes acusam evento de potência e que apresentam relevante variação da 
potência consumida. 
 O procedimento utilizado neste trabalho para detecção da fonte do afundamento de 
tensão avalia a variação de potência das barras de carga, diferentemente dos procedimentos 
usualmente aplicados com esse propósito, que utilizam informações sobre a variação da 
tensão na rede para detectarem a fonte causadora do afundamento. Uma vez que o número de 
medidores que detectam eventos de potência simultaneamente é reduzido em comparação ao 
número de eventos de tensão ocorridos na rede, a localização da carga causadora do 
afundamento é obtida de forma mais seletiva.  
 Na Tabela 5.5 apresentam-se os resultados obtidos pelo fluxo de carga e pelo EESD 
baseado em eventos de tempo e de potência, referentes aos aspectos elencados anteriormente. 
No caso da fonte causadora do afundamento, detectada pelo EESD, são apresentadas as barras 
em que os medidores correspondentes acusam evento de potência no instante em que se inicia 
o afundamento, e enviam dados à central de gerenciamento. 










Vmin (%) 85,8 85,3 
Duração (s) 10 10 




Vmin (%) 86,3 86,2 
Duração (s) 10 10 




Vmin (%) 85,9 86,1 
Duração (s) 10 10 
Fonte (barra) 511 511, 607, 766, 1.083, 1.124, 1.245, 1.274 
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 Observa-se que o EESD detecta os três afundamentos de tensão, identificando a 
duração exata dos eventos. O erro máximo apresentado ao se estimar a profundidade dos 
afundamentos (Vmin) não ultrapassa 0,5%. Como há indicação de evento de potência por mais 
de um medidor da rede, nos instantes em que se iniciam os afundamentos, é preciso avaliar os 




calc como as variações 




) calculadas para determinada barra k e fase f, dadas pela 




 enviados pelo respectivo medidor na ocasião do evento 
de potência atual, e os valores enviados na ocasião do evento de potência imediatamente 
anterior, conforme (63).  




calc das duas barras – em cada 
operação do motor – que apresentam os maiores valores (absolutos) dessas variações. Na 
tabela, consta a variação máxima de potência na barra k, dentre as fases que tiveram evento de 
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511 -120,57 -797,71 




511 -120,79 -796,64 




511 -121,51 -796,00 
607 -0,92 -0,65 
 
 Segundo os dados da Tabela 5.6, a barra 511 é prontamente indicada como a 
localização da carga causadora dos afundamentos de tensão. Os valores de ΔQk
f
calc da barra 
511, que se sobressaem em relação aos valores de ΔPk
f
calc, sugerem a ocorrência de eventos 
relacionados à partida do motor a ela conectado. As demais barras indicadas na Tabela 5.6 
pertencem ao sistema de baixa tensão e as variações de potência calculadas nessas barras têm 
um efeito mais local e não são suficientes para causar os afundamentos de tensão 
investigados. Além disso, em algumas dessas barras (810 e 1.161) há redução da potência 
consumida. 
 Uma vez estimadas a magnitude e a duração do afundamento, é possível avaliar as 
implicações dessa perturbação nos equipamentos conectados à rede. Como exemplo, um 
equipamento eletrônico conectado à barra submetida a Vmin (considerando a duração de 10 s 
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desse nível de tensão) estaria no limite da região susceptível a mau funcionamento e até 
desligamento, conforme a curva ITI/CBEMA, apresentada novamente na Figura 5.10. O 
ponto em vermelho indica a condição do equipamento durante o afundamento de tensão.  
 
Figura 5.10 – Condição de operação do equipamento conforme a curva ITI/CBEMA. 
 Além dos eventos detectados na barra de média tensão, outros eventos de potência 
detectados em redes de baixa tensão também causam variações de tensão de curta duração que 
se enquadram na definição de afundamentos de tensão, como se observa na Figura 5.9(a). Em 
geral, trata-se de cargas localizadas no final do alimentador, cuja variação tem maior impacto 
nas tensões da rede secundária em que se encontram. 
 Estudo de caso 2 – Sensibilidade do método aos parâmetros de entrada 5.4.2.2
 Este estudo de caso visa avaliar a sensibilidade do EESD baseado em eventos de 
tempo e de potência diante dos parâmetros ΔVlim, limiarΔP(MT), limiarΔQ(MT), limiarΔP(BT) e 
limiarΔQ(BT), que caracterizam os eventos de potência. É importante destacar que a escolha 
desses parâmetros impacta nos erros das variáveis estimadas e no volume de dados enviados à 
central de gerenciamento. O evento de tempo é caracterizado por Δt = 30 min.  
 Para um mesmo cenário de carga da rede, no intervalo compreendido entre 11 h e 
12 h, são testadas cinco distintas variações dos parâmetros ΔVlim, limiarΔP(MT), limiarΔQ(MT), 
limiarΔP(BT) e limiarΔQ(BT), conforme os grupos de 1 a 5, definidos na Tabela 5.7. 
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1 0,50 10 10 0,6 0,6 
2 0,25 10 10 0,6 0,6 
3 1,00 10 10 0,6 0,6 
4 0,50 5 5 0,3 0,3 
5 0,50 20 20 1,0 1,0 
 
 O grupo 1 utiliza os mesmos parâmetros do estudo de caso anterior. Os grupos 2 a 3 
objetivam avaliar a sensibilidade dos resultados do estimador em relação a ΔVlim, e os grupos 
4 a 5 objetivam avaliar a sensibilidade em relação a limiarΔP(MT), limiarΔQ(MT), limiarΔP(BT) e 
limiarΔQ(BT). Na Figura 5.11 são ilustradas as magnitudes mínimas da tensão da rede no 
período analisado, obtidas pelo fluxo de carga. O comportamento de Vmin entre 11:36 e 12:00 
se deve às variações da carga conectada à barra 563, localizada em uma rede de baixa tensão. 
Tais variações causam repetidos afundamentos de tensão nas barras próximas a essa carga.  
  
Figura 5.11 – Magnitudes mínimas de tensão obtidas pelo fluxo de carga. 
 De forma a estabelecer critérios de comparação entre os grupos de parâmetros 
analisados, os seguintes indicadores são estabelecidos: 
 %NPdΔT: Número de pacotes de dados enviados no período de análise (ΔT = 1 h), em 
relação ao valor base, sendo contabilizados os pacotes enviados devido aos eventos 
PQ1, PQ2 e T, para Δt = 30 min. 
 |%εVmin|max: Erro máximo, em módulo, da magnitude mínima da tensão estimada na 
rede a cada intervalo elementar de 1 s, obtido no período de análise ΔT. 
 kVmin: Percentual de acerto da localização das barras críticas, onde se verificam as 
magnitudes mínimas da tensão a cada intervalo elementar de 1 s, no período ΔT 
analisado. 
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 nAT: Número total de ocorrências4 de afundamentos de tensão registradas em ΔT. 
 nATtemp: Número de ocorrências de afundamentos de tensão temporários registradas 
em ΔT, conforme as definições do PRODIST apresentadas na Tabela 5.1 (repetida a 
seguir como Tabela 5.8). 
 nATmom: Número de ocorrências de afundamentos de tensão momentâneos registradas 
em ΔT, conforme as definições do PRODIST apresentadas na Tabela 5.1 (repetida a 
seguir como Tabela 5.8). 
Tabela 5.8 – Classificação dos afundamentos de tensão pelo PRODIST. Retirado de [62]. 
Tipo do afundamento de 
tensão 
Duração da variação 
Magnitude da tensão em relação 
à tensão de referência. 
Momentâneo 1 ciclo ≤ duração ≤ 3 s 0,1 pu ≤ V < 0,9 pu 
Temporário 3 s < duração < 3 min 0,1 pu ≤ V < 0,9 pu 
 ndAT: Número de acertos quanto à duração dos nAT afundamentos detectados em ΔT. 
 nkAT: Número de acertos quanto à localização da fonte causadora do afundamento. A 
localização da fonte causadora é realizada conforme procedimento apresentado no 
estudo de caso anterior, identificando-se, no instante em que se inicia o afundamento 
de tensão, as barras em que os medidores correspondentes acusam evento de potência 






 Na Tabela 5.9 são apresentados os resultados referentes aos indicadores considerados, 
para os cinco grupos de parâmetros testados. Nessa tabela, também constam os números de 
afundamentos identificados pelo fluxo de carga (nAT, nATtemp e nATmom). O número de 
pacotes de dados enviados aumenta com a redução dos limites que caracterizam os eventos de 
potência, como se observa nos valores de %NPdΔT dos grupos 2 e 4, quando comparados aos 
do grupo 1. Já o aumento desses limites (grupos 3 e 5) reduz o volume de dados enviados. 
Tabela 5.9 – Resultados obtidos para os indicadores analisados. 
Grupo de parâmetros %NPdΔT kVmin (%) |%εVmin|max nAT nATtemp nATmom ndAT  nkAT 
FC - - - 1.471 200 1.271 1.471 1.471 
1 0,33 87,1 1,12 1.408 197 1.211 1.375 1.399 
2 0,47 90,2 1,05 1.410 197 1.213 1.390 1.402 
3 0,31 77,7 1,52 1.387 177 1.210 1.355 1.376 
4 0,71 90,4 1,12 1.409 198 1.211 1.382 1.406 
5 0,27 87,7 1,16 1.392 195 1.197 1.370 1.391 
 
                                                 
4
 Como ocorrências deve-se entender a soma da quantidade de barras submetidas ao afundamento de tensão em 
cada instante analisado no período ΔT. Assim, se a barra k sofre afundamento de tensão em n instantes 
analisados, esse afundamento de tensão é contabilizado n vezes. 
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 Ao se alterar o limite ΔVlim de 0,50% para 0,25% (grupo 1 para grupo 2), tem-se a 
redução no erro máximo de Vmin, bem como o aumento do percentual de acerto de kVmin. O 
grupo 2 também apresenta um melhor desempenho na estimativa dos demais indicadores 
relacionados aos afundamentos de tensão. Para tanto, o %NPdΔT aumenta de 0,33% no 
grupo 1 para 0,47% no grupo 2. O contrário acontece quando ΔVlim é alterado de 0,50% para 
1,00%. Mesmo que a redução no valor de %NPdΔT não seja expressiva (de 0,33% no grupo 1 
vai para 0,31% no grupo 3), o grupo 3 apresenta o pior desempenho em relação a todos os 
grupos testados. De fato, o parâmetro ΔVlim tem como principal função limitar os erros nas 
magnitudes das tensões estimadas.  
 A redução dos limiares de potência (limiarΔP(MT), limiarΔQ(MT), limiarΔP(BT) e 
limiarΔQ(BT)) no grupo 4 resulta em um considerável aumento de %NPdΔT – de 0,33% no 
grupo 1 vai para 0,71% no grupo 4 –, mas o ganho em relação aos indicadores analisados é 
pequeno, como se pode observar na Tabela 5.9. Da mesma forma, o aumento dos limiares de 
potência no grupo 5, apesar de resultar em uma redução no número de pacotes enviados, não 
aumenta de forma significativa a perda de informação sobre os indicadores da Tabela 5.9. A 
sensibilidade desses indicadores é pequena em relação aos parâmetros alterados nos grupos 4 
e 5 e, entre os fatores analisados, é maior em relação ao parâmetro ΔVlim. 
 De forma geral, todos os grupos apresentam, para este estudo de caso, um alto 
percentual de acerto em relação a nAT, nATtemp, nATmon, ndAT e nkAT. No entanto, o aumento 
dos limites que caracterizam os eventos de potência tende a piorar, mesmo que sutilmente, os 
resultados. 
5.4.3 Desequilíbrio de tensão 
 Nesta subseção, é avaliado o desempenho do estimador de estados na obtenção do 
desequilíbrio de tensão das redes de distribuição, na localização das suas fontes (cargas) 
causadoras, e na aferição de importantes efeitos desse desequilíbrio – possíveis violações do 
limite permitido para o %FD e redução da potência de saída de motores conectados à rede. As 
simulações são realizadas no alimentador teste, que apresenta desequilíbrio de tensão entre as 
fases devido à assimetria das linhas de distribuição e ao desbalanceamento de suas cargas. O 
desbalanceamento das cargas está presente essencialmente nas redes de baixa tensão. 
 Na Subseção 5.4.3.1 (estudo de caso 1) mostra-se o desempenho do EESD baseado em 
eventos de tempo e de potência no monitoramento do desequilíbrio de tensão ao longo de 24 h 
de simulação. Avalia-se a perda de informação do EESD sobre o %FD da rede e suas fontes 
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causadoras. Na Subseção 5.4.3.2 (estudo de caso 2) analisa-se a sensibilidade dos resultados 
do EESD baseado em eventos aos parâmetros utilizados na definição dos eventos de 
potência – ΔVlim, limiarΔP(MT), limiarΔQ(MT), limiarΔP(BT) e limiarΔQ(BT). 
 Estudo de caso 1 – Desempenho do método 5.4.3.1
 Nesta análise temporal, são adotadas as curvas de cargas reais, com resolução de um 
segundo, utilizadas no Capítulo 3. É avaliada a perda de informação do EESD sobre o 
desequilíbrio da rede quando o envio das medidas de entrada do estimador é acionado apenas 
pelo evento T – medidas agregadas de P, Q e V enviadas a cada Δt, em que Δt = 1; 5; 15; 30 e 
60 min –, e quando seu envio é acionado pelos eventos PQ1, PQ2 e T (EESD baseado em 
eventos de tempo e potência, com Δt = 30 min), considerando-se o grupo 1 de parâmetros da 
Tabela 5.7. O caso base (Conjunto 1) de medidas é adotado, com UV = 0,2% e US = 1,0%, e 
erros aleatórios são adicionados às grandezas fornecidas pelo fluxo de carga, para 
representarem as medidas de entrada do EESD. Os resultados do EESD são comparados aos 
do fluxo de carga, verificando-se, a cada segundo, sua capacidade em estimar os valores 
máximos de %FD e S
2
 (%FDmax e S
2
max), e as barras em que esses valores máximos são 
detectados, k%FDmax e kS
2
max, respectivamente. É também verificado o desempenho do 
estimador em obter o perfil da potência de saída de um motor conectado a uma barra crítica da 
rede, bem como o percentual do tempo em que o %FD máximo detectado permanece dentro 
das seguintes faixas de valores: abaixo de 1%; entre 1% e 2%; entre 2% e 3% e acima de 3%.  
 Na Figura 5.12 e na Figura 5.13 são apresentados, respectivamente, os valores de 
%FDmax e S
2
max ao longo das 24 h, obtidos pelo fluxo de carga e pelo EESD, para cada 
procedimento do EESD utilizado. As curvas identificadas pelas letras (a) a (e) referem-se aos 
resultados do EESD baseado apenas em eventos T, em que é possível observar a perda de 
informação ao se aumentar o intervalo de agregação das medidas, Δt. As curvas identificadas 
pela letra (f) referem-se aos resultados obtidos pelo EESD baseado em eventos de tempo e de 
potência. Neste exemplo específico, em um percentual elevado das 24 h analisadas, %FDmax e 
S
2
max se dão na barra 976, na qual se conecta uma carga bifásica comercial, motivo pelo qual 
as curvas da Figura 5.12 e da Figura 5.13 apresentam um perfil semelhante ao do consumo de 
potência de cargas comerciais. 
 Na Tabela 5.10 constam os valores máximo, médio e o 97º percentil dos erros 
absolutos de %FDmax, em %, e dos erros absolutos e percentuais de S
2
max, em W e %, 
respectivamente. Na Figura 5.14 e na Figura 5.15 mostra-se a distribuição dos erros absolutos 




max são elevados quando utilizadas as medidas agregadas, mesmo para Δt = 1 min. 
De forma similar às análises realizadas no Capítulo 3, a perda de informação com o aumento 
de Δt é melhor evidenciada ao se avaliar o 97º percentil e o valor médio dos erros. A Tabela 
5.10 e as curvas de distribuição de ε%FDmax, e εS
2
max mostram que a grande vantagem de se 
acrescentar a metodologia do EESD baseado em eventos de potência está em limitar os erros 
máximos das grandezas estimadas. O que nem sempre ocorre com os erros médios e o 97º 
percentil, devido à perda de informação do EESD ao assumir valores de potência consumida 
em tempos passados para as cargas que não apresentam eventos PQ1 ou PQ2. 
 
  
(a) Evento T: ∆t = 1 min. (b) Evento T: ∆t = 5 min. 
  
(c) Evento T: ∆t = 15 min. (d) Evento T: ∆t = 30 min. 
  
(e) Evento T: ∆t = 60 min. (f) Eventos PQ1, PQ2 e T (∆t = 30 min). 




(a) Evento T: ∆t = 1 min. (b) Evento T: ∆t = 5 min. 
  
(c) Evento T: ∆t = 15 min. (d) Evento T: ∆t = 30 min. 
  
(e) Evento T: ∆t = 60 min. (f) Eventos PQ1, PQ2 e T (∆t = 30 min). 
Figura 5.13 – Valores máximos de S2 verificados ao longo das 24 h.  
Tabela 5.10 – Erros nos valores estimados de %FDmax e S
2
max. 






max | (%) 
max  prc97  med  max  prc97  med  max  prc97  med  
Eventos PQ1, PQ2 e T 
(Δt = 30 min) 
0,53 0,23 0,08 16,8 7,9 2,3 59,5 22,2 7,0 
Evento T 
1 min 1,52 0,19 0,04 101,0 11,0 2,1 612,2 37,8 6,8 
5 min 1,46 0,34 0,07 101,1 19,4 3,9 606,1 61,0 12,6 
15 min 1,38 0,50 0,11 97,8 38,5 6,0 465,9 80,5 18,1 
30 min 1,43 0,56 0,13 99,1 45,4 7,4 177,4 86,2 21,0 




(a) Evento T (b) Eventos PQ1, PQ2 e T (∆t = 30 min) 
Figura 5.14 – Distribuição dos erros absolutos de %FDmax. 
  
(a) Evento T (b) Eventos PQ1, PQ2 e T (∆t = 30 min) 
Figura 5.15 – Distribuição dos erros absolutos de S2max. 
 Na Tabela 5.11 apresentam-se os percentuais do tempo em que o estimador:  
i) identifica corretamente as barras críticas, k%FDmax e kS
2
max; 
ii) não satisfaz i), mas indica uma barra vizinha à barra crítica;  
iii) não satisfaz i) e ii), mas indica uma barra que se encontra na mesma rede 
secundária da barra crítica; e  
iv) não satisfaz i), ii) e iii).  
Tabela 5.11 – Percentuais de acerto de k%FDmax e kS
2
max. 




i ii iii iv i ii iii iv 
Eventos PQ1, PQ2 e T (Δt = 30 min) 62,8 5,5 2,5 29,2 93,4 - - 6,6 
Evento T 
1 min 81,3 7,0 1,4 10,3 93,0 0,0 0,0 7,0 
5 min 74,4 6,7 1,0 17,9 85,1 0,0 0,0 14,9 
15 min 67,1 7,3 0,7 24,9 78,9 0,0 0,0 21,1 
30 min 61,8 6,3 0,5 31,4 74,0 0,0 0,0 26,0 
60 min 55,7 4,4 0,7 39,2 69,5 0,0 0,0 30,5 
 





































































































 Os percentuais de acerto das barras críticas reduzem com o aumento do intervalo de 
agregação das medidas. Na localização de k%FDmax, o EESD baseado em eventos de tempo e 
potência tem desempenho inferior ao do EESD alimentado por medidas agregadas a cada 
15 min, por exemplo, o que pode ser explicado pela perda de informação do primeiro 
procedimento sobre as variações das cargas que não se caracterizam em eventos PQ1 ou PQ2. 
Já na localização de kS
2
max, o EESD baseado em eventos de tempo e potência tem desempenho 
similar ao do EESD alimentado por medidas agregadas a cada 1 min. 
 Com base na curva NEMA da Figura 5.5, é verificada a redução da potência de saída, 
ao longo do tempo, de um motor de indução trifásico devido à existência de desequilíbrio de 
tensão. A barra 976 é novamente escolhida para esta análise, por conter o máximo %FD 
verificado ao longo do dia. Na Figura 5.16 apresenta-se o perfil da potência de saída do motor 
conectado à barra 976, em percentual da potência nominal – obtido pelo fluxo de carga 
sequencial e pelo EESD –, assumindo-se que o motor está continuamente ligado durante o 
período de 24 h. 
 
  
(a) Evento T: ∆t = 1 min. (b) Evento T: ∆t = 5 min. 
  
(c) Evento T: ∆t = 15 min. (d) Evento T: ∆t = 30 min. 
  
(e) Evento T: ∆t = 60 min. (f) Eventos PQ1, PQ2 e T (∆t = 30 min). 
Figura 5.16 – Perfil da potência de saída de motor conectado à barra 976, conforme a curva NEMA. 
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 Na medida em que se aumenta o intervalo de agregação das medidas, cresce a 
tendência de se subestimarem as reduções na potência de saída do motor, que atinge quedas 
de até 8,3% em relação a sua capacidade nominal. Já o EESD baseado em eventos de tempo e 
potência superestima essas reduções em grande parte do tempo. Na Tabela 5.12 constam as 
quedas máximas registradas pelo EESD, conforme o procedimento utilizado. 
Tabela 5.12 – Redução máxima da potência de saída do motor conectado à barra 976. 
Método  
Redução máxima da 
potência de saída (%) 
FC 8,3 
Eventos PQ1, PQ2 e T 
(Δt = 30 min) 
7,5 
Evento T 
1 min 5,9 
5 min 4,8 
15 min 4,4 
30 min 4,3 
60 min 4,2 
 
 No exemplo analisado não há violação dos limites de 2% para o %FD das redes de 
média tensão e de 3% para as redes de baixa tensão. Porém, como já mencionado 
anteriormente, os fabricantes de equipamentos elétricos sugerem limites mais estritos para o 
desequilíbrio de tensão no ponto em que se conectam os motores e geradores.  
 Na Tabela 5.13 é apresentado o percentual das 24 h em que o %FD máximo registrado 
no alimentador permanece: abaixo de 1%; entre 1% e 2%; e entre 2% e 3%. São mostrados os 
resultados obtidos pelo fluxo de carga e pelo EESD. Observa-se a tendência do EESD 
baseado em eventos de tempo e potência de superestimar a permanência do %FD entre os 
valores extremos (entre 2% e 3%), enquanto o EESD baseado em medidas agregadas no 
tempo tende a subestimar o período de tempo em que o %FD atinge valores mais extremos. 
Tabela 5.13 – Percentual do período de 24 h em que o %FD permanece nos intervalos avaliados. 
Método 
Percentual do tempo (%) 
%FD ≤ 1% 1% < %FD ≤ 2% 2% < %FD ≤ 3% 
FC 32,1 53,6 14,3 
Eventos PQ1, PQ2 e T 
(Δt = 30 min) 
33,6 49,7 16,7 
Evento T 
1 min 33,1 53,8 13,1 
5 min 33,3 55,6 11,1 
15 min 37,5 53,1 9,4 
30 min 39,6 50,0 10,4 
60 min 50,0 41,7 8,3 
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 Estudo de caso 2 – Sensibilidade do método aos parâmetros de entrada 5.4.3.2
 Nesta subseção, a sensibilidade dos resultados do EESD baseado em eventos em 
relação aos parâmetros que definem os eventos de potência – ΔVlim, limiarΔP(MT), limiarΔQ(MT), 
limiarΔP(BT) e limiarΔQ(BT) – é avaliada. Os mesmos grupos de parâmetros testados na 
Subseção 5.4.2.2 são utilizados neste estudo, repetidos na Tabela 5.14. 













1 0,50 10 10 0,6 0,6 
2 0,25 10 10 0,6 0,6 
3 1,00 10 10 0,6 0,6 
4 0,50 5 5 0,3 0,3 
5 0,50 20 20 1,0 1,0 
 
 Na Tabela 5.15 constam os números de pacotes de dados %NPdΔT enviados no período 
de 24 h (ΔT = 24 h), para cada grupo de parâmetros, quando os eventos de potência são 
associados a eventos de tempo, em que Δt = 30 min. Constam também na Tabela 5.15 os 
valores máximo, médio e o 97º percentil dos erros absolutos de %FDmax, e dos erros absolutos 
e percentuais de S
2
max. 
Tabela 5.15 – Erros nos valores estimados de %FDmax e S
2
max. 





max | (%) 
max  prc97  med  max  prc97  med  max  prc97  med  
1 0,16 0,53 0,23 0,08 16,8 7,9 2,3 59,5 22,2 7,0 
2 0,18 0,37 0,15 0,06 16,2 7,8 2,1 52,1 16,8 5,8 
3 0,15 0,72 0,31 0,10 16,0 8,0 2,3 59,6 22,5 7,2 
4 0,30 0,48 0,31 0,08 11,2 5,1 1,6 42,8 15,1 4,9 
5 0,12 0,61 0,25 0,09 25,2 10,5 3,2 112,6 37,8 10,0 
 
 Comparando-se os resultados obtidos para cada grupo testado, observa-se uma maior 
sensibilidade dos fatores de desequilíbrio estimados em relação a ΔVlim, o que é destacado 
com sombreamento cinza na Tabela 5.15 para os grupos 2 e 3. O número de pacotes de dados 
enviados não sofre alterações expressivas quando utilizados os grupos de 1 a 3, permanecendo 
entre 0,15% e 0,18%. Analisando os resultados para os grupos 4 e 5, observa-se a maior 
sensibilidade de S
2
max em relação aos parâmetros limiarΔP(MT), limiarΔQ(MT), limiarΔP(BT) e 
limiarΔQ(BT), também destacada em sombreamento cinza na Tabela 5.15. Nesses casos o 
impacto no número de pacotes de dados enviados é maior, sem necessariamente reduzir ou 
aumentar de forma significativa os erros dos valores estimados de %FDmax.  
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 Os resultados apresentados neste estudo de caso mostram que o efeito dos parâmetros 
limiarΔP(MT), limiarΔQ(MT), limiarΔP(BT) e limiarΔQ(BT) é principalmente limitar os erros em 




. Além disso, esses 
parâmetros têm maior influência no número de pacotes de dados resultantes dos eventos de 
potência. Por outro lado, o parâmetro ΔVlim tem maior influência nas tensões estimadas, 
limitando os erros de %FDmax
ES
. 
 Conclusões parciais 5.5
 Neste capítulo, propõe-se uma metodologia de estimação de estados para a 
identificação de problemas de qualidade da tensão baseada em eventos de tempo e de 
potência. Enquanto o EESD baseado em eventos de potência registra as variações mais 
significativas e de curta duração no fluxo de potência da rede, em tempo real, o EESD 
baseado em eventos de tempo estima seu comportamento médio referente a um passado 
recente (último intervalo Δt). O desempenho da metodologia proposta é avaliado na 
identificação de afundamentos de tensão e desequilíbrio de tensão, bem como na localização 
de suas fontes causadoras. 
 Por meio dos estudos de caso aplicados a problemas de afundamentos de tensão, 
verifica-se que o EESD baseado em eventos de potência permite detectar as variações de 
tensão de curta duração causadas pela partida de motores de indução, bem como identificar a 
carga causadora desse distúrbio na rede. O fato de a localização da fonte causadora do 
afundamento se basear em variação de potência das cargas, ao invés de se basear em variação 
da tensão na rede, promove maior seletividade ao método, quando comparado aos 
procedimentos tradicionalmente utilizados na localização das fontes de afundamentos de 
tensão. Os parâmetros ΔVlim, limiarΔP e limiarΔQ, que caracterizam os eventos PQ1 e PQ2, 
impactam diretamente na qualidade dos resultados do EESD e no número de pacotes de dados 
enviados pelos medidores à central de gerenciamento. As magnitudes das tensões estimadas 
são principalmente impactadas pelo parâmetro ΔVlim. 
 Nos estudos dedicados à identificação do desequilíbrio de tensão e suas principais 
fontes, constata-se que o comportamento médio do %FD das redes ao longo do dia é 
satisfatoriamente estimado quando medidas agregadas no tempo são utilizadas. Porém, o 
EESD baseado em eventos de potência apresenta desempenho superior na detecção dos 
valores extremos de %FD, bem como na detecção de suas fontes (cargas) causadoras. O 




, enquanto os parâmetros limiarΔP e limiarΔQ restringem os erros 





toda forma, tais parâmetros devem representar um compromisso entre a margem de erro 




 Diante da atual tendência de monitoramento das cargas nos sistemas de distribuição, o 
uso em larga escala de medidores inteligentes é a realidade esperada em um futuro não muito 
distante. Para justificar os altos custos associados à implantação de uma infraestrutura 
avançada de medição, os dados potencialmente coletados devem ser utilizados em funções de 
gerenciamento das redes que tragam retorno positivo às distribuidoras de energia elétrica e 
aos seus consumidores. Nesse contexto, as análises e métodos abordados nesta tese de 
doutorado exploram as aplicações do EESD e agregam valor às informações fornecidas pelos 
medidores inteligentes. Como principais contribuições deste trabalho, destacam-se: um estudo 
que avalia a perda de informação do EESD alimentado por medidas agregadas em intervalos 
de tempo predefinidos; o desenvolvimento de uma metodologia para detecção e localização 
de perdas não técnicas; e o desenvolvimento de uma metodologia para detecção de problemas 
de qualidade da tensão considerando afundamentos e desequilíbrios de tensão. 
 Em sistemas de distribuição, as frequências de envio dos dados de medição são 
limitadas por questões técnicas e econômicas, e por questões relacionadas à privacidade dos 
consumidores. Nos sistemas de distribuição que já possuem uma infraestrutura avançada de 
medição, os intervalos de integralização das medidas variam de poucos minutos a algumas 
horas. As informações perdidas sobre o comportamento das cargas e a operação do sistema, 
devido à agregação das medidas nesses intervalos de tempo, limitam o aproveitamento desses 
dados no gerenciamento e planejamento das redes de distribuição. As simulações 
apresentadas no Capítulo 3 quantificam a perda de informação do EESD diante das medidas 
disponibilizadas. Os resultados mostram que, mesmo para o menor intervalo de agregação 
analisado, de 1 min, o EESD não consegue registrar as variações extremas das grandezas da 
rede, causadas por variações de carga de curta duração. Ainda assim, seus resultados têm 
utilidade no monitoramento, por exemplo, das correntes dos transformadores, do 
comportamento médio das magnitudes das tensões e das perdas de energia da rede. 
 A metodologia de detecção e localização de perdas não técnicas proposta no 
Capítulo 4 baseia-se na análise dos resíduos de medição do EESD quando são 
disponibilizadas medidas de potência ativa, potência reativa e magnitude de tensão pelos 
medidores inteligentes instalados nas cargas. Explora-se a inconsistência das medidas de 
potência e de magnitude da tensão quando há desvio de energia da rede. As simulações 
realizadas no alimentador teste demonstram que o método apresenta alta taxa de detecção de 
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perdas não técnicas com magnitudes acima de 3 kW nas redes de baixa tensão e acima de 
23 kW nas redes de média tensão. A eficácia de detecção da perda não técnica é tanto maior 
quanto menor o nível de curto-circuito do ponto em que se conecta a carga irregular, uma vez 
que a sensibilidade da magnitude de tensão à variação de potência nesses pontos distantes 
eletricamente da subestação é maior. As simulações realizadas considerando-se desvios de 
energia destinados a cargas como o chuveiro elétrico e o ar condicionado demonstram que a 
agregação das medidas no tempo, em intervalos de até 30 min, não afeta o desempenho do 
método, para as durações e horários típicos do consumo dessas cargas.  
 Com o objetivo de detectar variações de curta duração das grandezas da rede de 
distribuição, identificando eventuais problemas na qualidade da tensão e, ao mesmo tempo, 
atender às demais necessidades de monitoramento desses sistemas, uma metodologia de 
estimação de estados baseada em eventos de tempo e de potência é proposta no Capítulo 5. O 
EESD baseado em eventos de potência detecta as principais variações do fluxo de potência da 
rede e é apropriado para se estimarem os valores extremos da magnitude e do desequilíbrio da 
tensão que eventualmente violam os limites impostos pelo órgão regulador. Também permite 
a localização das fontes causadoras dessas perturbações. O EESD baseado em eventos de 
tempo é apropriado a aplicações como o método de detecção de PNT, proposto no Capítulo 4, 
e ao acompanhamento do consumo de energia das cargas, das perdas de energia e do 
comportamento médio das grandezas da rede. A associação do EESD baseado em eventos de 
potência com o EESD baseado em eventos de tempo possibilita o adequado monitoramento 
das redes de distribuição e o desenvolvimento de diversas funções de gerenciamento. 
 As aplicações propostas para o EESD, em que são utilizadas informações extraídas de 
medidores inteligentes, expandem os benefícios trazidos pela implantação em larga escala 
desses equipamentos. Expandir e quantificar os benefícios dessa medida é um dos grandes 
desafios enfrentados por países em fase de decisão pelo estabelecimento de políticas públicas 
para a implantação de uma infraestrutura avançada de medição. Da mesma forma, as 
distribuidoras precisam avaliar se essa iniciativa se constitui em um modelo de negócios que 
possibilite retorno financeiro adequado aos seus investimentos. Conforme relatório da 
Comissão Europeia [113], países europeus tiveram dificuldades em identificar os benefícios 
da implantação em larga escala de medidores inteligentes, apesar de os custos envolvidos 
serem mais acessíveis.  
 Desse modo, estudos como os realizados nesta tese de doutorado trazem insumos para 
uma análise de custo-benefício, subsidiando a decisão pela implantação de uma infraestrutura 
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avançada de medição, além de expandirem os benefícios proporcionados nos casos em que a 
infraestrutura já se encontra implantada.  
 Sugestão de trabalhos futuros 6.1
 Como continuação deste trabalho, sugere-se que sejam estudadas novas combinações 
de resíduos normalizados de potência e de tensão, de forma a dar destaque às barras que 
apresentam perdas não técnicas. Adicionalmente, as análises e aplicações aqui propostas 
poderiam ser testadas utilizando-se outros métodos de estimação de estados, em alternativa ao 
WLS tradicional, e seus resultados e desempenho confrontados com os obtidos neste trabalho. 
Situações de penetração intermediária de medidores inteligentes – por exemplo, 50% ou 70% 
de consumidores equipados com medidores inteligentes, em lugar dos 100% aqui assumidos – 
poderiam ser avaliadas, no intuito de prever potenciais aplicações dos dados de medição 
durante a fase de implantação em larga escala desses equipamentos. 
 No âmbito das aplicações de gerenciamento dos sistemas de distribuição, destaca-se a 
possibilidade de aplicar o EESD na estimação de estados em frequências harmônicas ou para 
a localização de faltas. Além disso, é possível integrá-lo, por exemplo, a um co-simulador de 
redes inteligentes, possibilitando a simulação simultânea dos sistemas elétricos de potência e 
dos sistemas de comunicação. Por meio de programas computacionais apropriados, tal 
plataforma poderia incluir a modelagem do EESD e a metodologia de comunicação dos 
dados, bem como as demais funções de gerenciamento dessas redes. Dessa forma, é possível 
avaliar o desempenho do EESD e de suas aplicações em tempo real, diante de eventuais falhas 
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 Na Tabela A.1 e na Tabela A.2 são apresentadas as correspondências entre a 
nomenclatura das redes utilizadas nesta tese e a nomenclatura utilizada nos arquivos de 
entrada do programa OpenDss, que contêm os dados do alimentador teste e encontram-se 
disponíveis em [54]. 
Tabela A.1 – Correspondência da nomenclatura utilizada para a rede de media tensão. 
Nomenclatura utilizada Correspondência com arquivos do OpenDss 
Rede Barras MT Rede Barras MT 
Rede MT 1-537 'feeder.dss' 1-537 
Tabela A.2 – Correspondência da nomenclatura utilizada para as redes de baixa tensão. 
Nomenclatura utilizada Correspondência com arquivos do OpenDss 
Rede Barra MT Barras BT Rede Barra MT Barras BT 
1 179 1583-1583 '100kVA_ARD_18_ARR01784.dss' 179 45002-45002 
2 267 706-729 '113kVA_ARD_18_ARR00290.dss' 267 8002-8025 
3 222 1085-1105 '113kVA_ARD_18_ARR00790.dss' 222 27002-27022 
4 236 1673-1673 '113kVA_ARD_18_ARR03221.dss' 236 54002-54002 
5 519 1608-1608 '150kVA_ARD_18_ARR01799.dss' 519 48002-48002 
6 197 642-659 '15kVA_ARD_18_ARR00258.dss' 197 5002-5019 
7 181 730-741 '15kVA_ARD_18_ARR00293.dss' 181 9002-9013 
8 535 1609-1609 '15kVA_ARD_18_ARR02101.dss' 535 49002-49002 
9 194 1582-1582 '225kVA_ARD_18_ARR01782.dss' 194 44002-44002 
10 245 632-641 '30kVA_ARD_18_ARR00232.dss' 245 4002-4011 
11 303 765-774 '30kVA_ARD_18_ARR00299.dss' 303 11002-11011 
12 282 885-900 '30kVA_ARD_18_ARR00314.dss' 282 16002-16017 
13 427 980-991 '30kVA_ARD_18_ARR00522.dss' 427 21002-21013 
14 295 992-1004 '30kVA_ARD_18_ARR00568.dss' 295 22002-22014 
15 125 1373-1397 '30kVA_ARD_18_ARR01368.dss' 125 36002-36026 
16 28 1581-1581 '30kVA_ARD_18_ARR01377.dss' 28 43002-43002 
17 15 1584-1584 '30kVA_ARD_18_ARR01785.dss' 15 46002-46002 
18 146 1585-1607 '30kVA_ARD_18_ARR01786.dss' 146 47002-47024 
19 94 1622-1626 '30kVA_ARD_18_ARR02960.dss' 94 51002-51006 
20 142 1627-1647 '30kVA_ARD_18_ARR02974.dss' 142 52002-52022 
21 460 688-705 '45kVA_ARD_18_ARR00284.dss' 460 7002-7019 
22 276 775-814 '45kVA_ARD_18_ARR00306.dss' 276 12002-12041 
23 248 870-884 '45kVA_ARD_18_ARR00309.dss' 248 15002-15016 
24 315 901-915 '45kVA_ARD_18_ARR00315.dss' 315 17002-17016 
25 439 916-930 '45kVA_ARD_18_ARR00428.dss' 439 18002-18016 
26 294 931-946 '45kVA_ARD_18_ARR00497.dss' 294 19002-19017 
27 390 1025-1053 '45kVA_ARD_18_ARR00613.dss' 390 24002-24030 
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Nomenclatura utilizada Correspondência com arquivos do OpenDss 
Rede Barra MT Barras BT Rede Barra MT Barras BT 
28 302 1054-1063 '45kVA_ARD_18_ARR00788.dss' 302 25002-25011 
29 218 1064-1084 '45kVA_ARD_18_ARR00789.dss' 218 26002-26022 
30 511 1107-1161 '45kVA_ARD_18_ARR01361.dss' 511 29002-29056 
31 505 1162-1193 '45kVA_ARD_18_ARR01362.dss' 505 30002-30033 
32 528 1318-1348 '45kVA_ARD_18_ARR01366.dss' 528 34002-34032 
33 532 1349-1372 '45kVA_ARD_18_ARR01367.dss' 532 35002-35025 
34 122 1398-1419 '45kVA_ARD_18_ARR01369.dss' 122 37002-37023 
35 97 1447-1459 '45kVA_ARD_18_ARR01371.dss' 97 39002-39014 
36 110 1485-1508 '45kVA_ARD_18_ARR01373.dss' 110 41002-41025 
37 133 1509-1580 '45kVA_ARD_18_ARR01374.dss' 133 42002-42073 
38 521 1648-1672 '45kVA_ARD_18_ARR02975.dss' 521 53002-53026 
39 374 1106-1106 '500kVA_ARD_18_ARR01079.dss' 374 28002-28002 
40 448 538-567 '75kVA_ARD_18_ARR00048.dss' 448 1002-1031 
41 377 568-599 '75kVA_ARD_18_ARR00209.dss' 377 2002-2033 
42 343 600-631 '75kVA_ARD_18_ARR00227.dss' 343 3002-3033 
43 417 660-687 '75kVA_ARD_18_ARR00282.dss' 417 6002-6029 
44 253 742-764 '75kVA_ARD_18_ARR00297.dss' 253 10002-10024 
45 257 815-841 '75kVA_ARD_18_ARR00307.dss' 257 13002-13028 
46 261 842-869 '75kVA_ARD_18_ARR00308.dss' 261 14002-14029 
47 313 947-979 '75kVA_ARD_18_ARR00511.dss' 313 20002-20034 
48 365 1005-1024 '75kVA_ARD_18_ARR00612.dss' 365 23002-23021 
49 501 1194-1236 '75kVA_ARD_18_ARR01363.dss' 501 31002-31044 
50 523 1237-1277 '75kVA_ARD_18_ARR01364.dss' 523 32002-32042 
51 526 1278-1317 '75kVA_ARD_18_ARR01365.dss' 526 33002-33041 
52 114 1420-1446 '75kVA_ARD_18_ARR01370.dss' 114 38002-38028 
53 103 1460-1484 '75kVA_ARD_18_ARR01372.dss' 103 40002-40026 
54 323 1610-1621 '75kVA_ARD_18_ARR02704.dss' 323 50002-50013 





 Os dados da rede de distribuição de baixa tensão n° 47, conectada ao alimentador 
teste, são apresentados na Tabela B.1 à Tabela B.4. 















2 3 2,0 1 13 19 33,9 3 
3 4 24,0 2 14 20 28,0 3 
3 5 22,0 2 15 21 33,1 4 
4 6 31,9 2 16 22 34,9 3 
5 7 21,0 3 17 23 18,3 3 
5 8 12,7 3 18 24 25,0 3 
5 9 47,3 2 20 25 19,2 3 
6 10 34,2 4 21 26 34,0 4 
6 11 14,2 3 22 27 30,1 3 
7 12 33,9 3 22 28 28,0 3 
7 13 41,4 3 26 29 24,3 4 
8 14 34,3 3 29 30 34,4 3 
9 15 43,5 4 30 31 45,8 3 
10 16 35,0 4 31 32 24,6 3 
11 17 27,4 3 32 33 29,0 3 
12 18 2,0 3 33 34 23,0 3 
Tabela B.2 – Elementos da diagonal superior da matriz Z das linhas.  
 Parâmetros da matriz Z (Ω/km) 
 Tipo 1 Tipo 2 Tipo 3 Tipo 4 
R11 0,4680 0,6260 1,1335 1,0570 
R12 0,1834 0,1834 0,2551 0,1834 
R13 0,1760 0,1760 0,2449 0,1760 
R22 0,4439 0,6019 1,1001 1,0329 
R23 0,1652 0,1652 0,2298 0,1652 
R33 0,4308 0,5888 1,0819 1,0198 
X11 0,5376 0,5376 0,6627 0,5330 
X12 0,2993 0,2993 0,4192 0,2993 
X13 0,2656 0,2656 0,3797 0,2656 
X22 0,5988 0,5988 0,7050 0,5943 
X23 0,3461 0,3461 0,4515 0,3461 
X33 0,6326 0,6326 0,7284 0,6280 












75 13,8 0,22 1,56 3,08 ∆ - Yg 
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Tabela B.4 – Dados das cargas. 
k 
P (kW) Q (kvar) 
a b c a b c 
3 0,3313 0,2726 0,2214 0,2521 0,2045 0,1328 
6 0 0 0,209 0 0 0,1252 
8 0,6548 0,2454 0,254 0,4051 0,1472 0,1645 
10 0,7718 0,552 0,4726 0,5702 0,4047 0,3162 
11 1,6906 0,5988 0 1,0388 0,3836 0 
12 0,2007 0,3427 0,4376 0,1203 0,2465 0,3035 
13 0,5452 0 0 0,409 0 0 
14 0,4204 0,8058 0,5675 0,2644 0,4835 0,3526 
16 0,5439 0,3872 0,1145 0,376 0,282 0,0775 
17 0,7195 0,463 0,0969 0,4439 0,2899 0,0581 
19 0,5452 0 0 0,409 0 0 
20 1,0406 0,7893 0,6803 0,6366 0,4737 0,4204 
22 0,6257 0,259 0,1337 0,4249 0,164 0,0887 
23 0,2718 0,0807 0,1925 0,1752 0,0606 0,1155 
24 0,2726 0,2874 0,2997 0,2045 0,1725 0,1799 
25 0,6707 0,1519 0,7704 0,4146 0,0911 0,4744 
27 0,3441 0,1398 0,0683 0,2474 0,0985 0,0556 
29 0,9418 0,5452 0 0,677 0,409 0 
34 0 0,0058 1,4156 0 0,0038 1,0236 
k ab bc ca ab bc ca 
4 0,5452 0 0 0,409 0 0 
5 0 0 0,5452 0 0 0,409 
6 0,5452 0 0 0,409 0 0 
7 0 0,812 0 0 0,569 0 
9 0,5452 0 0 0,409 0 0 
15 0,5452 0 0 0,409 0 0 
18 0 0,5452 0 0 0,409 0 
21 0,5452 0 0 0,409 0 0 
26 0,5452 0 0 0,409 0 0 
30 3,9674 0 0 3,1872 0 0 
31 0,9798 0 0 0,764 0 0 
32 0,5452 0 0 0,409 0 0 
33 0,5452 0 0 0,409 0 0 
 
 
